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Resumen 
La reconfiguración permanente de circuitos primarios de distribución de energía eléctrica 
abordada en este trabajo, presenta una metodología de solución que busca la reducción 
de pérdidas, la variación de longitudes entre circuitos reconfigurados y el mejoramiento de 
los perfiles de tensión. La reconfiguración modifica la topología de los circuitos la cual 
permanecerá en el tiempo considerando los parámetros, la configuración de la red y las 
características propias del área bajo estudio; es decir, las redes de distribución de energía 
eléctrica del nivel de tensión II del sistema eléctrico de la CHEC, buscando así una 
prestación del servicio con mayor calidad y que la cobertura brindada se apalanque bajo 
las mejores condiciones para todos los usuarios partiendo del análisis y la valoración del 
estado actual del sistema. 
Para estructurar la metodología se exploraron técnicas de optimización enmarcadas en 
los algoritmos genéticos (AG), los cuales hacen parte del conjunto de los algoritmos 
evolutivos inspirados en la evolución natural de Darwin. La técnica de solución empleada 
en este trabajo es el algoritmo genético de Chu & Beasley (AGCB), técnica que surge en 
1997 partiendo de una versión modificada del algoritmo genético (AG) que lo mejora en 
alto grado en cuanto a la orientación de la búsqueda hacia un óptimo global del problema 
y, por lo tanto, es considerada como una técnica metaheurística y como un algoritmo muy 
competitivo para evaluar sistemas de gran tamaño. Aplicando la metodología planteada 
se obtienen los resultados sobre circuitos primarios del nivel de tensión II del sistema 
eléctrico de la CHEC, observando un excelente desempeño acorde con los planteamientos 
esperados en la reducción de pérdidas, el equilibrio de longitudes y el mejoramiento de los 
perfiles de tensión. 
 
Palabras clave: Planeamiento, Sistema de Distribución, Optimización, 
Reconfiguración, AGCB. 
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Abstract 
Methodology research to create feasible projects to be 
considered in the optimal planning of energy distribution 
networks level II, in CHEC electric system. 
The permanent reconfiguration of electric power feeders developed in this work, presents 
a solving methodology that seeks the reduction of losses, lengths variation between 
reconfigured circuits and the improvement of voltage profiles. The reconfiguration modifies 
the circuit’s topology which will last in time taking into account the parameters, network 
configuration and the own characteristics of the study area; i.e. energy distribution networks 
level II of the electrical system from CHEC, aiming a higher quality at providing service so 
the coverage is supported under the best conditions for all users starting from the analysis 
and the current system status assessment. 
Optimization techniques framed on genetic algorithms (GA) were explored to build the 
methodology which are part of the evolutionary algorithms set inspired by the natural 
evolution theory of Darwin. The solution technique used on this work is the genetic 
algorithm developed by Chu & Beasley (GACB); this technique emerges in 1997 based on 
a modified version of the genetic algorithm (GA) that is improved ostensibly in regard to the 
orientation of the searching toward the problem global optimum and, therefore, it is 
considered a metaheuristic technique and as a competitive algorithm to evaluate large 
systems. Applying the proposed methodology results are obtained on primary circuit 
voltage level II of the electrical system from CHEC, observing an excellent performance 
according to the proposals expected in loss reduction, balance of lengths and voltage 
profiles improvement. 
 
Keywords: Planning, Distribution networks, Optimization, Reconfiguration, GACB.  
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 Introducción 
Para lograr el objetivo de suministrar el servicio público de energía eléctrica a la mayor 
parte del territorio, es necesario generar redes de distribución, teniendo en cuenta para 
ello criterios como la dinámica en la expansión del territorio y la necesidad de entregar un 
servicio con calidad y oportunidad a los usuarios. De este modo, se hace necesario 
entender la marcada diferencia entre el desarrollo urbano y rural, ya que la ruralidad parte 
de grandes extensiones y poca demanda, lo que genera redes extensas. En cuanto a la 
expansión urbana, en general se debe decir que presenta agrupación de usuarios y mayor 
demanda. En este sentido, el objeto del trabajo tiende a impactar, en mayor medida, la 
dinámica de las redes rurales por su longitud, nivel de pérdidas y calidad del servicio, esto 
teniendo en cuenta determinantes como la cobertura que cada OR debe manejar según lo 
estipula la normatividad colombiana [1], teniendo como referente los planes indicativos de 
expansión de la cobertura que tienden a la universalización de éste servicio en la mayor 
parte del territorio [2], mediante el manejo de fondos destinados para tal fin, lo cual permite 
un equilibrio entre el cobro del servicio y los índices de cobertura [3] [4]. Teniendo en cuenta 
lo anterior respecto a la cobertura y calidad del servicio, en el capítulo 1 se esboza el 
planteamiento del problema y se hace referencia a diversos estudios realizados sobre el 
problema, abordando y analizando esta temática bajo el sistema eléctrico de la CHEC 
mediante la aplicación de técnicas de planeamiento óptimo en sistemas de distribución de 
energía eléctrica, apuntando a la mejora en la calidad del servicio, la cual, acorde con [5]:  
 
“La calidad del servicio de energía eléctrica es un término relacionado con la 
continuidad del servicio y la calidad de la onda de tensión; la continuidad del servicio 
es lo que tradicionalmente se ha denominado confiabilidad y básicamente es 
calificada con los siguientes aspectos: número de interrupciones por año, tiempo 
promedio por interrupción y usuarios afectados en promedio por interrupción. Se 
debe decir que una interrupción es una pérdida completa de tensión durante un 
intervalo de tiempo”. “La calidad de tensión es un término usado para describir la 
relativa cantidad de disturbios o variaciones de tensión, particularmente, en lo que 
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se refiere a: armónicos, fluctuaciones de tensión, transitorios y factor de potencia.  
La tensión que se suministra a una carga o a una instalación está caracterizada por 
cinco parámetros básicos: frecuencia, magnitud, forma de onda, desbalance y 
continuidad; la calidad del suministro puede definirse en términos de las 
desviaciones de estos parámetros de sus valores ideales teniendo en cuenta las 
especificaciones de los equipos eléctricos en cuanto a los valores máximos de 
desviación en términos del valor que puedan alcanzar sin que se afecte su 
funcionamiento. Aunque la continuidad es un aspecto fundamental en la calidad del 
servicio, cada vez toman más importancia las demás características de la onda de 
tensión. Esta preocupación por la calidad de la tensión, en cuanto a la presencia de 
perturbaciones transitorias o momentáneas, radica en el efecto de las sobrecargas 
sensitivas que ocasionan estas perturbaciones y en últimas sobre la percepción de 
los usuarios de la calidad del servicio”.  
 
En este trabajo se tendrá en cuenta la regulación de voltaje como parámetro para medir la 
calidad de tensión. En este caso particular, al no tener medida en todos los puntos o nodos 
de los circuitos de distribución, mediante la herramienta computacional Matlab (empleando 
un programa para simular el flujo de carga), se reflejan las condiciones de tensión de los 
diferentes usuarios en las redes.  
 
Adicionalmente, para entender el sistema objeto de análisis, en el capítulo 2 se diagnostica 
el sistema de la CHEC, empleando para ello los datos propios de la operación del sistema 
y tomando referencias del sector, con la claridad que las condiciones actuales del servicio 
(equipos y carga de los consumidores) han venido cambiando con los años [6], por lo cual 
los requerimientos de calidad se pueden volver más exigentes.  En el tema de confiabilidad, 
se deben analizar las reparaciones que se ejecutan en un SDL, las cuales tienen un 
importante efecto sobre la calidad del servicio que se presta a los usuarios y se reflejan en 
los índices de confiabilidad basados en la duración de las interrupciones como DES, SAIDI, 
CAIDI, ENS, etc. [7], lo cual es un tema, que desde la gestión de la red y su análisis, se 
debe tener presente a la hora de propender por la mejora de los diferentes índices de 
calidad como lo son el % de regulación de tensión, las pérdidas técnicas, la longitud del 
circuito (todos hitos del trabajo); igualmente, el componente geográfico inherente al 
desarrollo de las redes, debe tenerse presente al momento del análisis, al igual que una 
valoración económica, de cara a la remuneración de la empresa, entre otros componentes. 
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Es así como se pretende enfatizar el tema de las redes de distribución, combinando su 
estudio a partir de análisis del estado de los circuitos y como pueden ser adaptados, con 
el fin de llegar a desarrollar de forma óptima la red [8], por lo cual el capítulo 2 describe las 
variables importantes empleadas en este trabajo.  Como se mencionó anteriormente al 
respecto de la calidad y confiabilidad, un análisis importante para las redes de distribución, 
sería la localización de fallas [9], involucrando en ello la planeación de la red.   
 
Por otro lado, es relevante destacar en forma global el negocio de la electricidad, teniendo 
como punto de partida las definiciones encontradas en la literatura, lo cual se involucra 
directamente en la realización de este trabajo al dar contexto a la porción del sistema que 
estamos impactando [5], [10]–[13]: 
 
“Un sistema eléctrico de potencia tiene como finalidad la producción de energía 
eléctrica en los centros de generación (centrales térmicas e hidráulicas) y el 
transporte hasta los centros de consumo (ciudades, poblados, centros industriales, 
turísticos, etc.). Para ello, es necesario disponer de la capacidad de generación 
suficiente y entregarla con eficiencia y de una manera segura al consumidor final. 
El logro de este objetivo requiere la realización de grandes inversiones de capital, 
de complicados estudios y diseños, de la aplicación de normas nacionales e 
internacionales muy concretas, de un riguroso planeamiento, del empleo de una 
amplia variedad de conceptos de ingeniería eléctrica y de tecnología de punta, de 
la investigación sobre materiales más económicos y eficientes, de un buen 
procedimiento de construcción e interventoría y por último de la operación 
adecuada con mantenimiento riguroso que garantice el suministro del servicio de 
energía con muy buena calidad”.  
 
A pesar de lo anteriormente mencionado, históricamente el sistema de distribución no ha 
recibido el mismo tratamiento, sólo en las últimas décadas el sector eléctrico colombiano 
ha comprendido que esta parte del sistema de potencia también merece toda la atención, 
tanto desde el proceso de planeamiento hasta la operación, ya que es aquí donde la 
calidad del servicio se deteriora [14], [15], donde se presenta el mayor nivel de pérdidas 
técnicas [16] y donde el sistema se hace vulnerable y queda expuesto a robos, fraudes y 
otras pérdidas no técnicas y, en gran parte del territorio, es donde se requiere ampliar las 
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redes en aras de aumentar los niveles de cobertura del servicio, por lo cual y como se 
menciona en [10]: 
 
“En la década de los 80, en el sector eléctrico colombiano las pérdidas de energía 
alcanzaban el 30% de la generación total con consecuentes perjuicios económicos 
para las empresas distribuidoras, lo que implicaba una carga financiera muy 
pesada, pues obligaba la realización de inversiones adicionales en generación para 
satisfacer la demanda real más el suministro de las pérdidas. Esto sucedía 
principalmente porque las redes de distribución para entonces ya eran obsoletas, 
con altos niveles de sobrecarga, topologías inadecuadas sin ningún planeamiento 
que pretendían inútilmente mejorar las condiciones del servicio”.  
 
Partiendo de lo anterior, en el capítulo 3 se plantea la metodología empleada en el presente 
trabajo, describiendo tanto los requerimientos como la información necesaria para su 
aplicación, como por ejemplo el análisis del modelo eléctrico trifásico del sistema y se 
detalla la técnica de solución escogida (AGCB), lo cual se puede comprender con la 
premisa de que actualmente las empresas de energía continúan con el desarrollo de 
planes de reducción de pérdidas, el cual tiene como principal objetivo aumentar la 
eficiencia en el planeamiento, diseño, construcción y operación de las redes (con tendencia 
hacia la automatización, entendida como el empleo de elementos de corte y protección) 
para cumplir con las metas impuestas por la CREG y la SSPD y en la gran mayoría de 
casos, llevar estos porcentajes a 1 digito (entre 0% y 9,9%). Dicho objetivo propende por 
el mejoramiento de los índices de calidad y confiabilidad en la prestación del servicio, entre 
los cuales se tienen la duración y la frecuencia de las interrupciones al usuario [17], [18]. 
El anterior panorama crea un modelo de incentivos y compensaciones para las empresas 
distribuidoras y comercializadoras, lo cual las obliga a retribuir a los usuarios los perjuicios 
económicos causados cuando se sobrepasan las metas u obtener un ingreso adicional 
[19]; en este sentido, aproximadamente las 2/3 partes de la inversión total del sistema de 
potencia, están dedicados a la parte de distribución [10], lo que requiere un trabajo 
cuidadoso en el planeamiento, diseño y construcción y en la operación del sistema de 
distribución, manejando con ello información voluminosa, lo cual es una tarea compleja y 
de gran trascendencia para todos los OR y con este trabajo se da un aporte significativo 
para el caso CHEC. 
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Por lo tanto y con el fin de buscar la solución adecuada para las redes de la CHEC, la 
búsqueda de una red óptima debe enfocarse desde un punto de vista técnico involucrando 
lo económico, desde el valor agregado de la distribución eléctrica y el valor de la retribución 
anual mediante un modelo que refleje la realidad del mercado y los costos soportados. 
Además se debe presentar una compatibilidad con el inventario existente, teniendo en 
cuenta los aspectos diferenciales técnicos/geográficos y admitir el contraste con las 
instalaciones reales para poder representar la realidad de la distribución [16].  
 
Teniendo como referencia todo lo anterior, en este estudio se abordan las redes de la 
CHEC, por lo cual en el capítulo 4 se relaciona el desarrollo metodológico propuesto y se 
obtienen resultados bajo criterios de optimización, buscando con ello una red óptima en la 
medida de las posibilidades, partiendo de su análisis. Se enfoca la solución impactando 
óptimamente las pérdidas técnicas, la regulación de tensión y la longitud de los circuitos a 
13,2 kV. Para ello se incluyeron los siguientes criterios de calidad: 
 
 Regulación de tensión. 
 Pérdidas técnicas. 
 Continuidad del servicio, como factor que debe mejorar con la reconfiguración. 
 
De lo anterior se destacan dos características importantes del sistema CHEC:  
 
 Para 56 subestaciones 33/13,2 kV, se tiene un promedio de 154 km de 
red/subestación y un total de 8632,64 km de red. 
 Para 202 circuitos a 13,2 kV, se tiene un promedio de 43 km/circuito. 
 
Finalmente y a partir de los parámetros y características importantes dados del área bajo 
estudio, lo que se investigó fue como obtener menores pérdidas con configuraciones 
óptimas de estas redes buscando mejorar longitudes, regulación de tensión, índices de 
calidad y como consecuencia la prestación del servicio con calidad por el aumento en la 
cobertura mejore. Es así como para ello y acorde con el desarrollo, se exploraron técnicas 
de optimización enmarcadas en los algoritmos genéticos (AG), los cuales hacen parte del 
conjunto de los algoritmos evolutivos inspirados en la evolución natural de Darwin (se basa 
en la interacción de una población de individuos de igual especie y de operaciones 
genéticas entre sus cromosomas de tal manera que los mejores de ellos (mejor adaptados 
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al medio cambiante al que están sometidos), tengan mejores probabilidades de sobrevivir 
al proceso de selección natural y que sus genes sean conservados en la siguiente 
generación y así sucesivamente), los cuales son aplicados normalmente para solucionar 
problemas combinatoriales muy complejos, haciendo que las distintas posibles soluciones 
interactúen entre sí de manera similar y simulando el comportamiento de la evolución de 
las especies, para obtener soluciones cada vez mejores. La adaptación y efectividad para 
resolver problemas de optimización matemática de este tipo de algoritmos fueron 
planteadas y descubiertas por John Holland en los años 70 [20]–[22] y, fue desde los años 
90 cuando su popularidad se incrementó para resolver diversos problemas complejos de 
la vida real. Para resolverlos, los AG utilizan de manera análoga los operadores genéticos 
de selección, cruzamiento (crossover) y mutación sobre una población inicial de soluciones 
posibles para hacerla evolucionar y siempre tratar de obtener soluciones cada vez de mejor 
calidad. Aunque el AG propone un método de solución sencillo de implementar, sin requerir 
mucho conocimiento acerca del problema que desea solucionarse, el problema más serio 
que se enfrenta es el de la codificación, puesto que la evolución de las soluciones 
parcialmente encontradas hacia las soluciones óptimas del problema, depende en buena 
medida de una adecuada representación de las mismas. Esto es debido a que los 
operadores genéticos se deben ver modificados de acuerdo al sistema utilizado para la 
codificación. La técnica empleada en la solución del problema planteado en este trabajo 
es el AGCB, técnica que surge en 1997, partiendo de una versión modificada del algoritmo 
genético (AG), solución planteada por P. C. Chu y J. Beasley [23] que lo mejora en alto 
grado en cuanto a la orientación de la búsqueda hacia un óptimo global del problema y por 
lo tanto es considerada como una técnica metaheurística y como un algoritmo muy 
competitivo para evaluar sistemas de gran tamaño. 
 
 1. Planteamiento del problema y estado del 
arte  
En esta sección se presentarán las bases metodológicas para la generación de proyectos 
factibles a ser considerados en la planeación óptima de las redes de distribución de energía 
eléctrica del nivel II del sistema eléctrico de la CHEC (circuitos primarios de distribución de 
energía eléctrica) a través de medidas permanentes. Las medidas permanentes se refieren 
a la reconfiguración de circuitos (topología) para reducción de pérdidas, variación de 
longitudes (entre circuitos vecinos), mejorar perfiles de tensión, es decir, modificación de 
la topología de los circuitos que perdurará en el tiempo.  
 
Dado que la propuesta implica la solución de problemas de programación no lineal entero 
mixtos, sus espacios de solución dependen exponencialmente del tamaño del problema. 
Por tal razón, se proponen algunas estrategias para la reducción del espacio de solución 
y, consecuentemente, su complejidad computacional. La técnica de solución que se 
utilizará pertenece a la familia de las técnicas de optimización evolutivas. Particularmente, 
se propone usar el algoritmo genético propuesto por Chu-Beasley [24] (AGCB). Por lo 
anterior, cada estrategia se explica desde el enfoque del esquema de codificación utilizado 
(cromosoma) para la aplicación del AGCB. Se debe notar que el propósito del esquema de 
codificación es poder representar una alternativa de solución del problema a través de un 
arreglo vectorial (o matricial), que permita la evaluación de la función objetivo y el 
cumplimiento de las restricciones operativas (factibilidad). Una vez se ha establecido un 
adecuado mecanismo de codificación, la aplicación del AGCB resulta ser relativamente 
sencilla. Las variables que se muestran a continuación se abordarán, ya que con ellas se 
enfrentará la solución del problema. 
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1.1 Reconfiguración de circuitos (topología) 
El problema de la reconfiguración de alimentadores consiste en encontrar una 
configuración radial óptima para la operación del sistema, definiendo un objetivo (pérdidas, 
cargabilidad de las líneas, confiabilidad, regulación de tensión, etc.). En el problema de 
reconfiguración se supone que las líneas del sistema pertenecen a uno de dos tipos: 
activas o de suplencia. El primero corresponde a las líneas que hacen parte de la operación 
radial del sistema, encontrándose en funcionamiento (con estado activo). Las líneas de 
suplencia o de reserva están con estado inactivo, no tomando parte de la operación radial 
del sistema; sin embargo, estas líneas pueden ser activadas con el cierre de interruptores, 
seccionadores, conexiones físicas, etc., modificando la configuración topológica del 
sistema y la distribución del flujo de potencia (Figura 1-1).  
  
Figura 1-1: Ejemplo básico de reconfiguración. 
 
Entre los beneficios obtenidos con la optimización del sistema de distribución usando la 
reconfiguración de alimentadores se encuentran: 
 
 Disminución de las pérdidas de potencia. 
 Alivio de problemas de cargabilidades de las líneas. 
 Mejoramiento del perfil de tensión. 
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El problema básico de reconfiguración es encontrar una configuración, respetando las 
restricciones de tensión, capacidad de las líneas y la operación radial del sistema. El 
cumplimiento de la restricción de radialidad se torna un problema altamente complejo en 
el problema de reconfiguración de sistemas de distribución. Gran cantidad de literatura 
especializada intenta abordar el problema de la radialidad con sofisticados modelos 
matemáticos y/o algoritmos complejos de búsqueda y formación de anillos para su 
posterior apertura. 
  
1.1.1  Disminución de pérdidas técnicas 
En este proyecto se propone abordar el problema de la radialidad en reconfiguración para 
disminución de pérdidas técnicas a partir de la definición de un conjunto de conexiones 
candidatas 𝐶𝐶 = {𝐶𝐶1, 𝐶𝐶2,… , 𝐶𝐶𝑇} como se muestra en la Figura 1-2, teniendo en cuenta 
la metodología y aplicación que se desarrolla en los capítulos 3 y 4 del presente 
documento. 
 
Figura 1-2: Ejemplo básico de reconfiguración. 
 
10 Estudio metodológico para la generación de proyectos factibles a ser 
considerados en la planeación óptima de las redes de distribución de 
energía eléctrica del nivel II del sistema eléctrico de la CHEC 
 
Cada conexión tiene asociados un número de cortes candidatos (NCC) factibles para 
transferencia de carga de un circuito a otro. Así, por ejemplo, en la Figura 1-2 la conexión 
CC1 permite interconectar los circuitos DOR23L14 y DOR23K15 a través de los nodos 
L16617 y K14350. Sin embargo, esta interconexión debe operar en forma coordinada y 
simultánea con un corte candidato.  
 
Por ejemplo, si CC1 opera en conjunto con un corte en el nodo L16612, significa que el 
segmento marcado en color rojo en la Figura 1-2 deja de pertenecer al circuito DOR23L14 
y pasa a ser alimentado por el circuito DOR23K15. Este conjunto de cortes candidatos se 
denomina factible si la combinación de una conexión y un corte nunca generan una 
trayectoria en anillo o una región aislada. 
 
Nótese que para la conexión CC1 un corte en el nodo L16320 es infactible (no es candidato) 
debido a que las dos subestaciones DOR23L14 y DOR23K15 quedarían unidas (operación 
no radial) a través de la conexión CC1. No obstante, un corte en este nodo es candidato 
para la conexión CC2. Igualmente, un corte en el nodo L16620 es infactible debido a que 
se genera una sección aislada como la que se resalta en color verde en la Figura 1-2. Por 
lo anterior, es de suma importancia la adecuada selección del conjunto de cortes 
candidatos asociados a cada conexión. Si se tiene en cuenta que cada conexión 
interconecta dos circuitos, entonces la mitad de los cortes pertenecen al primer circuito y 
la otra mitad al segundo.  
 
De esta forma se puede almacenar la información que describe las conexiones y los cortes 
como se muestra en la Tabla 1-1, en donde se asume que CCT=4 y NCC=6. En esta tabla 
la última columna almacena la longitud en km del segmento de línea necesario para 
interconectar los circuitos. Esta estrategia de operación coordinada de conexiones y cortes 
candidatos permite la generación de alternativas de solución factibles desde el punto de 
vista de la operación radial. 
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Tabla 1-1: Formato para definición de conexiones y cortes candidatos. 
 Cortes en Circuito 1 Cortes en Circuito 2  
NodoConex2 Circuito1 Circuito2 NCC1 NCC2 NCC3 NCC4 NCC5 NCC6 
Long 
[km] 
K14350 DOR23L14 DOR23K15 L16615 L16612 L16892 K14348 K14347 NA 0,001 
M16354 DOR23L14 DOR23M16 L16345 L16340 L16320 M16352 M16892 NA 0,1 
K16617 DOR23M16 DOR23K15 M16610 M16352 M16892 K16615 K14420 NA 0,005 
M16354 DOR23K15 DOR23M16 K15615 K14420 NA M16350 M16347 M16892 0,05 
  
1.1.2 Mejora de los indicadores de confiablidad 
Un sistema de distribución de energía eléctrica está fuertemente ligado a la ocurrencia de 
fallas, debido a sus características constructivas y ubicación geográfica; estas fallas 
restringen la operación normal de la red y empeoran los indicadores de calidad y 
confiablidad, acarreando sanciones económicas e imposibilidad de atención de todas las 
demandas, lo que se traduce en una reducción en el beneficio económico de la empresa. 
 
Las fallas son eventos inherentes a la operación del sistema y es imposible prever donde 
y cuando ocurrirán; sin embargo es posible reducir el nivel de afectación de los usuarios, 
a través de la aplicación de estrategias de detección, localización y aislamiento de fallas 
que permitan disminuir la zona de afectación de la misma y por ende el nivel de energía 
no servida (NENS), al igual que buscar configuraciones optimas de los circuitos y mejores 
índices de prestación del servicio, como menores niveles de pérdidas y mayores perfiles 
de tensión. La estrategia más eficiente para la reducción del nivel de energía no servida 
(NENS) es la localización de elementos reconectadores normalmente cerrados (RNC) a lo 
largo de la red que detectan y aíslan la falla y de reconectadores normalmente abiertos 
(RNA) entre alimentadores que permiten transferencia automática de carga entre ellos [20], 
[25]–[28]. 
 
En este trabajo abordamos una metodología de solución en función de los parámetros de 
la red y de su configuración actual, con lo cual buscamos topologías optimas, que 
tácitamente podrían mejorar los indicadores de confiabilidad y serían la base para una 
posible instalación de equipos como los reconectadores [17], [18], [29]. 
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1.1.3 Subestaciones 
El objetivo del problema en el planeamiento de la expansión de las redes de distribución 
es determinar un cronograma de inversiones para asegurar un suministro económico y 
confiable de energía. Esto se realiza mediante la construcción de redes radiales de mínimo 
costo bajo restricciones de capacidad en los alimentadores, caídas de tensión, 
confiabilidad y demandas, adicionando entre otros la localización de subestaciones, 
transformadores y alimentadores, repotenciación y enrutamiento de los alimentadores 
primarios, decisiones en los periodos de inversión, incertidumbres en la localización y 
variación de la demanda, disponibilidad de equipos y fallas [11]. 
 
El planeamiento de las subestaciones de distribución se considera uno de los pasos más 
importantes en el proceso de planeamiento del sistema de potencia. Esto se debe a que 
estas representan el principal enlace entre los sistemas de transmisión y distribución. La 
disponibilidad de lugares y los tamaños de las subestaciones resulta en restricciones en 
ambos procesos de planeamiento en la transmisión y distribución y a su vez los parámetros 
de diseño de las subestaciones tienen un gran impacto en las rutas de los alimentadores. 
Adicionalmente se debe tener en cuenta la necesidad de ampliar la capacidad de las 
subestaciones existentes. Para este trabajo, la cargabilidad de las subestaciones se 
convierte en un hito fundamental, partiendo de la reconfiguración y la repartición de carga 
que esta pueda generar entre subestaciones. 
 
Se espera que los resultados de reconfiguración de este trabajo puedan dar señales para 
la ampliación de las subestaciones existentes o la planeación de nuevas, siempre y cuando 
sean requeridas. Se menciona este tema, partiendo de su importancia en los sistemas de 
potencia y que no se pueden desacoplar los sistemas que en conjunto prestan el servicio. 
 
1.1.4 Regulación de tensión 
De acuerdo a la norma ANSI C84.1 (tenida en cuenta por la norma ICONTEC 1340) y a la 
resolución 025 de 1995, se establece para estado estacionario que los valores de tensión 
permisibles en la operación y los límites de tensión para las barras de 13,2, 33, 115 y 230 
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kV del sistema interconectado nacional (STN) no deben ser inferiores al 90% ni superiores 
al 110% del valor nominal. Para las tensiones del sistema CHEC se acordó tomar en barras 
de 33 y 13,2 kV, un rango entre el 110% y el 95%. 
 
En este trabajo y tratándose de un planeamiento operativo (redes existentes), se espera 
que con la regulación de tensión y las pérdidas técnicas se impacte positivamente la 
longitud de los circuitos a 13,2 kV, minimizando en unos circuitos su longitud, la cual debe 
ser asumida por otros que en su estado actual presenten mejores condiciones técnicas. 
 
1.1.5 Longitud de circuitos 
Es imposible determinar una longitud máxima y/o adecuada para un alimentador existente, 
dado que cada circuito es diferente a otro en topología y cargabilidad entre otros factores, 
por lo tanto y de forma conceptual en este apartado se intenta establecer algunas 
consideraciones o recomendaciones sobre longitudes de los circuitos. 
 
Se toma en cuenta las variables que se considera tienen impacto en la selección de 
determinado tamaño de red primaria entre ellos: 
 
 Cargabilidad y su influencia. 
 Confiabilidad (energía no servida). 
 Caída de tensión. 
 
Cargabilidad y su influencia en las pérdidas: en este caso la decisión pasa por cuanto 
se está dispuesto a pagar por las pérdidas técnicas de energía en los conductores. Cargar 
un conductor a valores cercanos a su valor nominal cuesta demasiado, es práctica de 
algunos operadores de red optar como carga máxima un 60% de su valor térmico nominal. 
 
Confiabilidad (energía no servida): al menos desde el punto de vista de energía no 
servida no se justifica llenar un circuito de reconectadores normalmente cerrados (RNC), 
pues no se gana casi nada en impactos por ENS, en términos prácticos bastarían con tener 
entre 1 y 2 reconectadores (es decir, asumir el circuito (troncal) en 3 áreas), lo cual impacta 
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mucho los niveles de continuidad en los circuitos, ya que a mayores longitudes, las áreas 
que se asumen son mayores. 
 
Caída de tensión: esta es directamente proporcional a la capacidad térmica nominal de 
cada conductor y al nivel de carga que deba soportar, por ello y a manera de ejemplo se 
expone el caso para un conductor ACSR 4/0 AWG y una caída máxima de voltaje del 2%, 
para el cual a partir de 1 MVA que es equivalente a un 12,9% de su capacidad térmica, la 
longitud máxima es del orden de 25 km. Para 3 MVA (38,6% de su capacidad térmica), la 
longitud máxima es del orden de 8 km. Para cargas pequeñas las longitudes se hacen 
grandes y además es altamente dependiente del tipo de carga, así para 500 kVA (6.45% 
de su capacidad térmica), las longitud máxima estaría del orden de los 50 km. Si el nivel 
de caída de voltaje es mayor, ejemplo 3%, las longitudes serán mayores. 
 
1.2 Estado del arte 
Mencionadas las medidas requeridas para abordar la solución del problema objeto del 
presente trabajo, en este apartado se analizan los alcances, a grandes rasgos, de algunos 
de los tópicos referencia y/o consultados para cumplir el propósito planteado, para ello 
abordando literatura que permite contextualizar el objeto planteado, entre la cual se tocan 
temas como son la reconfiguración de circuitos (topología) para reducción de pérdidas, 
variación de longitudes (entre circuitos vecinos), mejorar perfiles de tensión, es decir, 
modificación de la topología de los circuitos que perdurará en el tiempo, entre otros. Acorde 
con lo anterior, la reducción de pérdidas técnicas en sistemas de distribución ha sido un 
tema de estudio por parte de investigadores y empresas durante los últimos años, con lo 
cual se demuestra la importancia empresarial que tiene un correcto estudio y lo ligado que 
está con la reconfiguración de alimentadores; uno de los primeros estudios realizados 
sobre esta temática fue desarrollado por Mesut E. Baran y Félix F. Wu en el año de 1989 
[30], en el cual proponen una metodología para reubicación de reconectadores, teniendo 
en cuenta la conservación de radialidad en la red y un mínimo costo de inversión, criterios 
que tenemos en cuenta en los resultados obtenidos en el presente trabajo. 
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A. Ruiz, J. Manso y R. Rendón [31], realizan un estudio de reducción de pérdidas técnicas 
mediante la reconfiguración de alimentadores primarios y reducción del desbalance de 
cargas, utilizando un modelado trifásico, el cual tiene en cuenta los costos de inversión y 
operación de la red, sujeto a un conjunto de restricciones técnicas impuestas por el 
sistema, solucionando el problema con los algoritmos de Simulated Annealing y Colonia 
de Hormigas, trabajo que tiene la finalidad buscada en el nuestro, pero que traemos a 
colación, partiendo del empleo de una técnica de solución diferente a la utilizada en el 
presente trabajo, mostrando con ello la diversidad de posibilidades de solución que se 
pueden evidenciar. La línea de reconfiguración de alimentadores es básica en el desarrollo 
de este trabajo, por lo cual la aplicación de diversas técnicas de optimización es referente 
fundamental para abordar el problema, por lo cual en la publicación que trata sobre la 
solución coordinada del problema de reconfiguración de alimentadores primarios y balance 
de fases de los autores A. Garcés, R. Hincapié y R. Gallego [32], se propone reducir las 
pérdidas de energía en redes primarias de distribución, considerando un algoritmo 
combinatorial que involucra la reconfiguración óptima del sistema y el balance de fases, el 
cual fue probado con el sistema IEEE de 37 nodos; con lo anterior se muestra en parte la 
diversidad de técnicas empleadas y las cuales, para nuestro caso, no podrían ser 
empleadas en algunos de los casos, partiendo de la información disponible y el sistema 
donde es aplicada la solución.   
 
ISA, Colciencias y el grupo de planeamiento de sistemas eléctricos de la Universidad 
Tecnológica de Pereira, abordaron el trabajo titulado “Reducción de Pérdidas por Etapas 
en Sistemas de Distribución”, usando medidas correctivas por etapas, en el cual el 
problema general a resolver consiste en desarrollar una metodología combinada que 
coordine la implementación de medidas para la reducción de pérdidas técnicas, entre ellas: 
i) transferencia de carga (reconfiguración), ii) balance de fases, iii) ubicación óptima de 
capacitores, iv) reemplazo de conductores (reconductorización), v) conversión de 
alimentadores monofásicos y trifilares a trifásicos y vi) modificación de taps en 
transformadores de distribución [14], trabajo del cual se basa la técnica de solución 
empleada en la solución de nuestro planteamiento, ya que la aplicación específica en 
Colombia para los sistemas existentes, da pie y su adecuación al problema en las redes 
CHEC. Igualmente la Comisión de Regulación en Energía y Gas CREG contrató un estudio 
de reducción de pérdidas en energía eléctrica [15], con el fin de obtener medidas para la 
reducción de pérdidas técnicas en los sistemas de distribución, calcular las pérdidas 
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técnicas en el nivel de tensión 1 y determinar la senda óptima de disminución de pérdidas 
técnicas y no técnicas, con lo cual se evidencia la importancia del tema para el sector y 
como los OR debemos estar en sintonía con estos resultados y por supuesto mejorarlos 
en lo que sea posible, al tener mejor información y conocimiento del sistema que 
operamos.  
 
Un tema que impacta el objeto bajo estudio, se enmarca en la ubicación o reubicación de 
dispositivos de interconexión (que pueden cumplir funciones de corte y/o protección), entre 
ellos los reconectadores, para los cuales algunas de sus aplicaciones en la reconfiguración 
de sistemas es la mejora de los indicadores de la confiabilidad. En este sentido, en las 
referencias  [17] - [18], [25] - [34], en la mayoría de los casos, el problema de la 
reconfiguración temporal se aborda desde la ubicación óptima de elementos de protección 
para la mejora de la calidad del servicio, empleando diferentes técnicas de optimización, 
lo cual es un aporte al problema de la calidad del servicio, por ello es importante clarificar 
que con la metodología de reconfiguración que se está planteando en este trabajo, se 
espera obtener como consecuencia una mejora en la calidad del servicio prestado por 
CHEC, incluyendo elementos de corte o protección, pero con la finalidad de emplearlos 
para resolver el problema de reconfiguración permanente bajo criterios de optimización, 
para lo cual, algunos trabajos que abordan el problema, enfocan la solución en el 
planeamiento de la red y bajo diversas técnicas. 
 
Q Peng y S. H. Low [36] abordan el problema de reconfiguración en el alimentador 
eligiendo un estado: activado/desactivado para los conmutadores en la red, esto con el fin 
de minimizar el costo de las pérdidas de potencia. Al catalogar el problema como de 
programación no lineal entero mixto y por lo tanto difícil de resolver, emplean una 
heurística, donde algunas cargas se transfieren desde un alimentador a otro alimentador 
mientras se mantiene la estructura radial de la red, hasta que no se pueda transferir más 
carga. Se utiliza un modelo de flujo de carga y se basa en la relajación convexa 
recientemente desarrollada para el flujo de potencia óptimo. Prueban que el algoritmo es 
óptimo, cuando las magnitudes de tensión son las mismas en todos los barrajes, lo cual es 
en términos generales el principio general aplicado en el presente trabajo, pero bajo otra 
técnica de optimización. 
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A. Eldurssi y R. O’Connell [37] plantean la reconfiguración del sistema de distribución 
partiendo de un problema no lineal multiobjetivo. Presentan un no dominado algoritmo de 
ordenación genética (FNSGA) con el propósito de resolver el problema en funcionamiento 
normal para satisfacer todos los objetivos simultáneamente con un número relativamente 
pequeño de generaciones y un tiempo de cálculo relativamente corto. Los objetivos del 
problema son minimizar las pérdidas de potencia y mejorar el perfil de tensión y el índice 
de equilibrio de carga con operaciones mínimas de conmutación. En lugar de generar 
varias filas del no dominado conjunto de soluciones, este algoritmo se ocupa de un solo 
rango; entonces la solución más adecuada se elige de acuerdo a los deseos del operador. 
Si no hay preferencia y todos los objetivos tienen el mismo grado de importancia, la mejor 
solución es determinada teniendo en cuenta la suma de los valores objetivos normalizados 
y siempre es respetada la topología radial del sistema.  
 
N. Gupta, A. Swarnkar y K. Niazi [38] presentan un método heurístico para la 
reconfiguración de redes radiales a gran escala para reducir al mínimo la pérdida de 
potencia real, con el objetivo de hacer el método más preciso que los métodos heurísticos 
existentes y computacionalmente menos exigente. A. Mazza, G. Chicco y A. Russo [39] 
plantean que el problema de optimización de la red de distribución ha sido clásicamente 
formulado considerando una única función objetivo, por lo cual abordan el problema 
considerando la presencia de múltiples objetivos, en particular para la explotación de 
herramientas multiobjetivo para hacer frente al conflicto de objetivos, por lo cual presentan 
un análisis de los requisitos que tienen que ser satisfechos por las herramientas 
metaheurísticas para ser utilizadas de manera eficiente en la reconfiguración del sistema 
de distribución multiobjetivo, refiriéndose principalmente al mantenimiento de la red radial 
y para tratar las restricciones de igualdad y desigualdad, trabajo que puede servir de base 
para mejorar el presente, adoptando la idea de cumplir varios objetivos y no solo el de las 
pérdidas. 
 
A. Zidan y E. El-Saadany [40] presentan una función multiobjetivo enfocada en la 
reconfiguración de la red y teniendo en cuenta la distribución equilibrada de la carga. Allí 
se minimizan dos tipos de indicadores de calidad de energía: (i) las pérdidas de energía y 
(ii) la frecuencia media de interrupción del sistema. El enfoque propuesto comienza con 
redes malladas (cierre de todos los interruptores de enlace). La configuración radial es 
restaurada por medio de la apertura del interruptor con el índice más alto de conmutación 
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en cada bucle sometido a las limitaciones operativas del sistema. La naturaleza de la 
variación de la carga es considerada mediante el uso de perfiles de carga diarios en cada 
nodo del sistema. Los resultados concluyeron la eficacia de la configuración fija en 
comparación con la reconfiguración por hora en términos de las pérdidas de energía y 
número de operaciones de conmutación, lo cual es una conclusión interesante en la 
resolución de este tipo de problemas.   
 
Sandra Carvajal, Jesús López y Cesar Lemoine [41] presentan una adaptación del 
algoritmo de optimización basado en colonia de hormigas (ACO), el cual es aplicado a la 
reconfiguración de circuitos radiales, partiendo que este es un problema de PNLEM como 
es definido en forma general este tipo de problemas; igual que nuestro trabajo, tienen como 
función objetivo la reducción de pérdidas técnicas alterando la topología de la red a través 
de elementos de corte conservando siempre la radialidad de la red y respectando, entre 
otras, las restricciones para este tipo de sistemas.  Esta adaptación es muy importante 
para entender lo realizado en el presente trabajo, por lo cual es un referente importante, 
pero es aplicado a sistemas de prueba de la literatura, mientras que aquí lo aplicamos a 
redes reales a 13,2 kV del sistema CHEC.   
 
En comparación, en otro trabajo, D. O. Anaut, G. F. Mauro, G. Meschino y J. A. Suarez 
[42] en su técnica de solución, que mediante una variación, es la empleada en el presente 
trabajo, plantean la optimización de la configuración topológica de redes eléctricas de 
distribución tendiente a minimizar las pérdidas técnicas por efecto Joule, utilizando 
algoritmos genéticos, encontrando que el método de optimización utilizado es capaz de 
hallar la solución óptima entre todas las posibles combinaciones que ofrecen las maniobras 
de los interruptores, comprobándose su flexibilidad para adaptarse a las restricciones de 
radialidad y nivel de tensión, involucrando un tiempo menor que el necesario para una 
búsqueda exhaustiva, argumentos base en todo proceso de reconfiguración y 
particularmente en este trabajo. 
 
J. Henao [43] aborda el problema desde el punto de vista de la reconfiguración del 
alimentador, para lo cual distribuye la carga entre alimentadores primarios y la 
reconfiguración se lleva a cabo a través de interruptores de seccionamiento. La 
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implementación la lleva a cabo mediante la aplicación de diferentes técnicas, entre ellas el 
algoritmo metaheurístico “Colonias de Hormigas”.  
 
Para este trabajo y teniendo en cuenta la información obtenida en las diferentes 
referencias, se esperaría poder dar un inicio para la determinación de la red técnica y 
económicamente adaptada, lo cual consiste en definir opciones técnico-económicas más 
convenientes de desarrollo de la red de distribución para abastecer el mercado eléctrico 
en el área de cobertura de la CHEC. Este tipo de desarrollos deberán ir acompañados de 
una revisión tarifaria y de jurisprudencia del ente regulador, ya que se podría dar el caso 
que estos desarrollos sean apalancados por requerimientos normativos, partiendo de la 
premisa que tenga el ente regulador de forzar una mejor calidad del servicio a los usuarios, 
pero que también remunere las inversiones requeridas que cumplan con ese propósito. 
 
Una restricción para la aplicación práctica de algunas de las técnicas es cuestionable, ya 
que los sistemas de distribución carecen de suficientes interruptores de seccionamiento 
para llevar a cabo reconfiguraciones, lo cual aplica para el caso CHEC, donde se cuenta 
con pocos elementos de interrupción por circuito y en la mayoría de los casos, obedecen 
a elementos para proporcionar suplencia en caso de falla.  
 
Acorde con lo anterior, en el presente trabajo se adaptó un algoritmo genético que aventaja 
a los clásicos algoritmos de ramificación y acotamiento utilizados en los programas que, 
con frecuencia, se han venido empleando en el diseño óptimo de redes de distribución de 
energía eléctrica (AGCB). Se evidenció que con el algoritmo utilizado el tiempo de 
computación consumido es muy inferior al que precisan gran parte de las diferentes 
técnicas citadas. 
 
El Algoritmo Genético de Chu-Beasley (AGCB) presenta muy buenos resultados en la 
adaptación a problemas de sistemas eléctricos, esto evidenciado en las referencias arriba 
consultadas y referenciadas. Lo anterior sustentado en que el algoritmo está basado en la 
teoría fundamental de los algoritmos genéticos, pero presenta modificaciones que lo hacen 
muy competitivo para resolver sistemas de gran tamaño y complejidad, ya que gracias a 
su estructura de búsqueda y evolución permite explorar de forma eficiente el espacio de 
solución de un problema con complejidad combinatoria, como el abordado en sistemas 
eléctricos. Para este caso, el problema de la reconfiguración de circuitos es un problema 
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de alta complejidad con múltiples soluciones, sin embargo, las características de mutación 
y aspiración del AGCB le permiten a este explorar esas diferentes soluciones y aprovechar 
al máximo la calidad de las respuestas encontradas para refinar su búsqueda. 
 
El AGCB, al ser una técnica metaheurística (“se califica de heurístico a un procedimiento 
para el que se tiene un alto grado de confianza en que encuentra soluciones de alta calidad 
con un coste computacional razonable, aunque no se garantice su optimalidad o su 
factibilidad, e incluso, en algunos casos, no se llegue a establecer lo cerca que se está de 
dicha situación”1), el AGCB no presenta problemas de estancamiento en óptimos locales, 
garantizando siempre soluciones de buena calidad, que para este caso de estudio se 
traduce en soluciones que garantizan la disminución de las pérdidas técnicas en los 
circuitos, además el AGCB presenta tiempos de convergencia relativamente cortos 
comparados con los requeridos para obtener una respuesta de calidad con otras 
metaheurísticas como el Recocido Simulado. 
 
 
                                               
 
1 http://www.gi.ulpgc.es/tebadm/almacen/seminarios/MH%20Las%20Palmas%202.pdf  
 2. Diagnóstico del sistema (subestaciones 
115/33/13,2 kV y circuitos a 13,2 kV) 
En este capítulo se abordará una descripción del sistema eléctrico objeto del estudio, 
seguido de una caracterización de las variables implícitas en el sistema entre las cuales 
se destacan: longitud, pérdidas técnicas, continuidad, demanda. La información que se 
relaciona en los numerales siguientes es extraída de la base de datos, de diversos 
informes de gestión y documentos de la CHEC, para lo cual se cuenta con los permisos 
requeridos, aclarando que en este caso su manejo y uso es con fines académicos. 
 
2.1 Descripción del sistema eléctrico CHEC  
El sistema de transmisión regional (STR) está compuesto por las redes eléctricas 
regionales o interregionales de nivel de tensión 4 conformado por el conjunto de líneas y 
subestaciones de transformación 115/33 kV. 
 
Figura 2-1: Ámbito geográfico sistema CHEC. 
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La red eléctrica de la CHEC en nivel de tensión IV posee 28 líneas con una longitud total 
de 465,5 km, los cuales cubre los departamentos de Caldas, Quindío y Risaralda y se 
enlaza con los sistemas de la Compañía Energética del Tolima, Empresa de Energía de 
Cundinamarca, Empresa de Energía del Pacifico, Empresa de Energía de Quindío, la 
Empresa de Energía de Pereira y el Sistema de Transmisión Nacional a través de 4 
autotransformadores ubicados en las subestaciones Esmeralda (2x90 MVA), Enea (150 
MVA) y Hermosa (150 MVA). Adicionalmente CHEC posee 16 subestaciones de 
transformación en el nivel de tensión 4 con una capacidad de transformación de 620 MVA. 
 
En el nivel de tensión 3, conformado por el conjunto de líneas de 33 kV y subestaciones 
de transformación 33/13,2 kV, CHEC posee 56 subestaciones operadas en su totalidad 
desde el Centro de Control ubicado en la ciudad de Manizales, con una capacidad 
instalada de transformación 33/13,2 kV de 430 MVA. En el nivel de tensión 3 CHEC posee 
65 líneas con una longitud total de 839,96 km, permitiendo en su mayor proporción realizar 
reconfiguraciones y modificaciones en la topología del sistema de subtransmisión, lo que 
permite mejorar los factores de confiabilidad, calidad y continuidad del servicio de energía 
eléctrica para los departamentos de Caldas y Risaralda. 
 
Todas estas subestaciones se encuentran automatizadas, telecontroladas y supervisadas 
desde el centro de control, donde se emiten las instrucciones de operación del sistema en 
los niveles de tensión 1, 2, 3 y 4 con el fin de garantizar la seguridad y calidad del suministro 
eléctrico. Adicionalmente, se presentan consignas de operación de los elementos de la red 
de transporte y distribución, para que las variables de control permanezcan dentro de los 
márgenes regulatorios establecidos; el centro de control controla de forma permanente el 
estado de la red y sus parámetros eléctricos mediante una red de telecomunicaciones, 
actuando sobre las variables de control para mantener la seguridad y calidad del suministro 
o para restablecer el servicio en caso de que se haya producido un incidente. 
 
Tabla 2-1: Ámbito de cobertura del sistema CHEC. 
Total Municipios 40 (Caldas 27 y Risaralda 13) 
Área Geográfica 10.412 km2 
Capítulo 2. Diagnóstico del sistema (subestaciones 115/33/13,2 y circuitos a 13,2 kV) 23 
 
Área urbana 126 km2 
Área Rural 10.286 km2 
Total Clientes OR 473.879 
Clientes Urbanos 345.485 
Clientes Rurales 128.394 
Cobertura Total 99,63% 
Cobertura Urbana 100% 
Cobertura Rural 98,58% 
 
El centro de control se encuentra soportado por el sistema SCADA cuyo propósito es 
gestionar la información que se recibe en tiempo real desde las subestaciones, para 
presentarla a los operadores y a los ingenieros de operación en una forma gráfica, 
fácilmente comprensible y efectuar los estudios que permitan garantizar la seguridad del 
sistema eléctrico.  La administración, operación y mantenimiento de la infraestructura 
eléctrica se realiza a través de las subgerencias de Distribución y Subestaciones y Líneas, 
al igual que el área Gestión Operativa, contando con personal técnico ubicado en todos 
los municipios del área de influencia y aproximadamente 30 grupos técnicos ubicados 
estratégicamente en dos regiones, la región uno con sede administrativa en Manizales y 
la región dos con sede administrativa en el municipio de Dosquebradas. En la subgerencia 
de Distribución se cuenta con personal especializado y alineado en cuatro equipos de 
trabajo: Proyectos, Mantenimiento, Control de Pérdidas y Atención Clientes. Se dispone 
de grupos de línea energizada, grupos de mantenimiento en frio y redes subterráneas, 
grupos de atención de emergencia y personal de apoyo en cada municipio para atender 
las contingencias prioritarias, apoyados en el call center con cobertura total en el área de 
influencia. 
 
2.2 Demanda (energía y potencia)  
Acorde con información tomada de la página web del XM2, relacionada con la demanda de 
energía y potencia para Colombia, a continuación un contexto que nos enmarque la 
                                               
 
2 Información tomada del XM: http://www.xm.com.co/Pages/DemandadeElectricidad.aspx  
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situación actual del país y de esta forma poder extrapolar este comportamiento al caso de 
CHEC, o como mínimo, referenciar el comportamiento en nuestra área de cobertura: 
 
“La demanda de energía eléctrica en Colombia en 2013 alcanzó los 60.890 GWh, 
con un crecimiento del 2,8% con relación al año 2012 que fue del 3,8%. Por tipos 
de días, los días comerciales creció el 2,7% (2012=3,6%), los sábados el 2,9% 
(2012=3,9%) y los domingos y festivos el 3,3% (2012=4,3%). Es importante 
mencionar que el crecimiento de la demanda se calcula como un ponderado del 
crecimiento por tipo de días”.  
 
En la Figura 2-2 se muestra el comportamiento de la demanda real de energía y los tres 
escenarios de pronósticos de la UPME actualizados en las fechas establecidas. 
 
Figura 2-2: Seguimiento de la demanda mensual de energía y escenarios UPME [35]. 
 
 
Realizado por el XM el seguimiento al comportamiento de la demanda en el país, en los 
párrafos siguientes se explica los diferentes comportamientos evidenciados, resaltando en 
los siguientes párrafos sus más importantes conclusiones, lo cual nos da el contexto del 
comportamiento de la demanda en el país: 
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“Analizado el comportamiento de la demanda mensual de energía de los años 2011, 
2012 y 2013 (ver Figura 2-3), se notan algunas diferencias notorias en el 
comportamiento del 2013, siendo la más notoria en febrero, donde se presentó una 
magnitud de la demanda inferior a la del 2012, (la cual había presentado un 
crecimiento del 3,1% respecto al 2011), esto debido a que el año 2012 fue 
bisiesto3”. 
 
Figura 2-3: Comportamiento de la demanda mensual de energía [35]. 
 
 
“Si se comparan conjuntamente los años 2012 y 2013, en marzo la demanda de 
energía fue aproximadamente igual, pero en abril se presentó un cambio de 
pendiente y un crecimiento considerable, ocasionado por la ocurrencia de la 
Semana Santa y la prolongación del verano hasta finales del mes. Si se comparan 
los meses de marzo y abril, atenuado el efecto de la Semana Santa, el crecimiento 
de la demanda de energía hubiera sido del 3,9%.  El repunte del mes de octubre 
se debió principalmente a las altas temperaturas presentadas en el país y en el 
crecimiento presentado en la industria manufacturera4”.  
                                               
 
3 Información tomada del XM: http://www.xm.com.co/Pages/DemandadeElectricidad.aspx  
4 Información tomada del XM: http://www.xm.com.co/Pages/DemandadeElectricidad.aspx  
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“El crecimiento del 2,8% se debió al incremento del 3,1% en el consumo de energía 
del mercado regulado, el cual atiende principalmente los consumos residenciales y 
pequeños negocios y del 2,5% del mercado no regulado, que atiende la demanda 
de energía de las empresas clasificadas en las diferentes actividades económicas 
(industria manufacturera, explotación de minas y canteras, servicios sociales, 
comercio, electricidad-gas-agua, transporte, agropecuario, establecimientos 
financieros y construcción) según la clasificación CIIU (Clasificación Industrial 
Internacional Uniforme (Revisión 4 adoptada para Colombia) que tiene como 
propósito agrupar todas las actividades económicas similares por categorías, 
permitiendo que todos los empresarios puedan clasificarse dentro de actividades 
muy específicas que facilitan el manejo de información para el análisis estadístico 
y económico empresarial) 5”. 
 
Con respecto al día de máxima demanda de potencia nacional, esta se presentó el día 
jueves 12 de diciembre del 2013 con un valor máximo de potencia de 9383 MW y con un 
decrecimiento de 1,27% con respecto a 2012 que fue de 9504 MW. 
 
Figura 2-4: Demanda máxima de potencia nacional 2006 – 2013 [35]. 
 
                                               
 
5 Información tomada del XM: http://www.xm.com.co/Pages/DemandadeElectricidad.aspx  
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Para contextualizar los análisis anteriores al área de cobertura CHEC, se relaciona la 
siguiente definición del XM, con lo cual se logra ver la participación que tiene el OR CHEC 
para el sistema eléctrico colombiano: 
 
“El Sistema Interconectado Nacional está dividido para propósitos de 
funcionamiento en áreas operativas. Cada una de estas es responsable de la 
operación y maniobras necesarias para suministrar la energía eléctrica a los 
usuarios de la región que sirven y a su vez para propósitos de pronosticar la 
demanda de energía eléctrica usada en el despacho de plantas de generación6”. 
 
El operador de red CHEC alimenta la demanda del departamento de Caldas y Risaralda 
excepto la ciudad de Pereira (ver Figura 2-1). En Caldas alimenta 27 municipios y 15 
corregimientos y en Risaralda atiende 13 municipios y 4 corregimientos (ver Tabla 2-1). La 
participación de CHEC en el área operativa CQR es del orden del 55%. La participación 
de CHEC en el 2013 en el Sistema Interconectado Nacional fue del orden del 2,3% 
aproximadamente.  Los departamentos de Caldas, Quindío y Risaralda en el sistema 
interconectado nacional forman parte del área operativa CQR y esta a su vez está 
conformada por las unidades de control de pronóstico (UCP) CHEC, EDEQ (Quindío) y 
EEP (Pereira). En la Figura 2-5 se muestra el histórico de demanda anual en MWh. 
 
Figura 2-5: Histórico de demanda anual de energia CQR, CHEC, EEP y EDEQ7. 
 
                                               
 
6 Información tomada del XM: http://www.xm.com.co/Pages/DemandadeElectricidad.aspx  
7 Información en bases de datos de CHEC S.A. E.S.P. 
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En el comportamiento de la demanda mensual de energía CHEC del año 2013 (ver Figura 
2-6), se nota algunas semejanzas con el comportamiento nacional, es así como en febrero 
la magnitud de la demanda fue la menor, mientras que la mayor fue en octubre. 
 
Figura 2-6: Comportamiento de la demanda mensual de energía CHEC8. 
 
 
Con respecto al día de máxima demanda de potencia, esta se presentó, para CQR el día 
lunes 9 de diciembre del 2013 con un valor máximo de potencia de 432,6 MW, para CHEC 
el día miércoles 4 de diciembre del 2013 con un valor máximo de potencia de 243,4 MW, 
representando un decrecimiento de 1,86% con respecto a 2012 que fue de 248 MW, para 
EEP el día jueves 12 de diciembre del 2013 con un valor máximo de potencia de 103,4 
MW y para EDEQ el día miércoles 11 de diciembre del 2013 con un valor máximo de 
potencia de 82 MW. 
                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                  
  
                                               
 
8 Información en bases de datos de CHEC S.A. E.S.P. 
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Figura 2-7: Máxima demanda de potencia CQR, CHEC, EEP y EDEQ9. 
 
 
Como se puede observar, desde el año 2009 venimos con una reducción en la demanda, 
la cual se debe a la entrada de la cogeneración de Papeles Nacionales en el año 2009 y 
el desarrollo del programa de reducción de pérdidas, cuyo objetivo es llevar el indicador 
del OR a un digito (9,98%), para lo cual, a septiembre de 2014 la entrada de energía del 
OR en el último año aumentó 67,47 Gigas y la salida aumenta  69,28, lo que se traduce en 
una disminución de pérdidas en el año de  1,81 Gigas, en el caso del comercializador, la 
entrada en el último año aumentó 23,29 Gigas y la salida aumenta  25,88,  lo que se traduce 
en una disminución de pérdidas en el año de  2,59 Gigas; adicionalmente, a septiembre 
de 2014, se tiene que el indicador de pérdidas del OR está en 9,16%, habiendo con ello 
superado la meta. Otras de las causas principales en el decrecimiento durante los últimos 
4 años se deben a la recesión económica mundial y nacional especialmente en el año 
2009. 
 
Este comportamiento de la demanda de energía no solo depende del crecimiento 
económico, del desarrollo industrial de la región sino de aspectos tales como: 
 
                                               
 
9 Información en bases de datos de CHEC S.A. E.S.P. 
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 Tecnologías ahorradoras de energía. 
 Efecto Calendario (febrero 2011: 28 días, febrero 2012: 29 días), Nro. de días 
ordinarios (Lunes a viernes) en un mes. 
 Efecto temperatura. 
 Temporada de cosecha en el eje cafetero. 
 Época del año. 
 Semanas especiales (semana santa, semana ferias, navidad, fin de año). 
 
En el comportamiento de la demanda mensual de potencia CHEC del año 2013 (ver Figura 
2-8), se nota como en mayo la magnitud de la demanda fue la menor, mientras que la 
mayor fue en diciembre. 
 
Figura 2-8: Comportamiento máxima potencia CHEC 201310. 
 
 
Teniendo en cuenta lo anterior y el siguiente apartado de cargabilidad, serian insumos para 
un pronóstico de la demanda, el cual consiste en estimar el consumo de energía o la 
                                               
 
10 Información en bases de datos de CHEC S.A. E.S.P. 
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necesidad de potencia en un determinado periodo de tiempo futuro. El pronóstico de 
demanda es un insumo fundamental para el cálculo de balances eléctricos y energéticos, 
para planear la operación y ejecutarla, elaborar planes de expansión e inversión, estimar 
las compras de energía requeridas y su costo, presupuestar los ingresos por ventas para 
cada sector de consumo, adicionalmente es un insumo para calcular la energía no 
suministrada asociada a un evento.  
 
2.3 Cargabilidad (transformadores y circuitos de 
distribución)  
Los transformadores se diseñan para trabajar a capacidad nominal durante toda su vida 
útil siempre y cuando se cumplan las condiciones establecidas en la sección 4.1 
(condiciones de servicio normales) de la norma IEEE C57.12-2000. Para cargar un 
transformador por encima de su capacidad nominal, es necesario tener en cuenta la 
temperatura de operación, pues una temperatura superior a 140 ºC puede afectar el 
material dieléctrico del transformador; la altitud sobre el nivel del mar, es una condición 
que también debe ser tenida en cuenta, ya que al aumentar la altura disminuye la densidad 
del aire y se hace más difícil la evacuación del calor, incrementando la temperatura en el 
transformador. 
 
En alturas superiores a 1000 m.s.n.m. los transformadores hasta 500 kVA, puede ser 
cargados a su capacidad nominal, siempre y cuando la temperatura ambiente promedio 
diaria no exceda los 30 ºC y que la altitud a la cual está instalado el transformador sea 
menor a 1000 m, pues por cada 100 m que sobrepase los 1000 m.s.n.m. la carga debe 
reducirse un 0,4% de la capacidad nominal del transformador. 
 
El factor principal para determinar la vida útil del transformador es la temperatura en el 
punto más caliente de los devanados. Un transformador tendrá una vida útil normal (20 a 
55 años) cuando la temperatura en el punto más caliente sea continuamente 110 ºC o 
cuando se someta a un ciclo de carga diario equivalente. 
 
Como el envejecimiento es un proceso acumulativo, los transformadores pueden operarse 
con temperaturas en el punto más caliente superiores a los 110 ºC por periodos cortos 
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siempre y cuando pasen por periodos mucho más largos por debajo de esta temperatura. 
Además cuando la temperatura ambiente promedio es menor a los 30 ºC también es 
posible cargarlos un poco por encima de su capacidad nominal. 
 
Hay otros factores que influyen para determinar si un transformador puede cargarse por 
encima de su capacidad nominal, entre estos la expansión del aceite, la presión en los 
sellos, la capacidad térmica de los aisladores, acoples, cambiadores de derivaciones (taps) 
y equipos asociados al transformador como cables, fusibles, relés, interruptores y 
transformadores de corriente. Por ello antes de cargar el transformador por encima de su 
capacidad nominal es necesario tener en cuenta todo lo anterior y en lo posible consultar 
a los fabricantes respectivos, pues cuando se decide operar un transformador en 
sobrecarga y especialmente tener el transformador en el punto de temperatura más 
caliente por encima de 140 °C, lo que se está haciendo es perder vida útil del transformador 
debido a la pérdida de la rigidez dieléctrica. 
 
El análisis de cargabilidad expuesto en este documento se realiza pensando en su 
operación actual y que pueda ser la base para proyecciones de la demanda. Así mismo, 
acorde con el alcance del estudio, nos puede permitir definir cambios en la topología del 
sistema eléctrico.  
 
2.3.1 Transformadores 115/33 kV  
Con base en la capacidad nominal instalada, se analizó la carga máxima de los 
transformadores 115/33 kV en todos los días del año, empleando la técnica del percentil 
de los datos analizados. El resultado se toma como el valor en condiciones normales de 
operación, pues los datos que salieron de la muestra son los valores anormales que se 
podrían tomar como valores máximos por razones de transferencias de carga. La Figura 
2-9 nos muestra la cargabilidad histórica de los transformadores 115/33 kV en condiciones 
normales de operación.  
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Figura 2-9: Cargabilidad histórica (2002 - 2013) transformadores 115/33 kV (MVA). 
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Figura 2-10: Cargabilidad histórica (2002 - 2013) transformadores 115/33 kV (%). 
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Figura 2-11: Cargabilidad 2013 transformadores 115/33 kV (%). 
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Como se puede observar en la Figura 2-11, se ratifica en 2013 que la cargabilidad mayor 
corresponde al transformador de la subestación Armenia (40 MVA) con valores del 84,66%, 
lo sigue los transformadores de la subestación La Rosa (60 MVA cada uno) con 64,80% y 
63,48% respectivamente. 
 
2.3.2 Transformadores 33/13,2 kV  
Con base en la capacidad nominal instalada, se analizó la carga máxima de los 
transformadores 33/13,2 kV en todos los días del año, empleando la técnica del percentil 
de los datos analizados. El resultado se toma como el valor en condiciones normales de 
operación, pues los datos que salieron de la muestra son los valores anormales que se 
podrían tomar como valores máximos por razones de transferencias de carga. La Figura 
2-12 nos muestra la cargabilidad histórica de los transformadores 33/13,2 kV en 
condiciones normales de operación.  
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Figura 2-12: Cargabilidad histórica (2002 - 2013) transformadores 33/13,2 kV (MVA). 
 
38 Estudio metodológico para la generación de proyectos factibles a ser 
considerados en la planeación óptima de las redes de distribución de 
energía eléctrica del nivel II del sistema eléctrico de la CHEC 
 
Figura 2-13: Cargabilidad histórica (2002 - 2013) transformadores 33/13,2 kV (%). 
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Figura 2-14: Cargabilidad 2013 transformadores 33/13,2 kV (%). 
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Como se puede observar en la Figura 2-14, se ratifica en 2013 que la cargabilidad mayor 
corresponde al transformador de la subestación El Dorado (3 MVA) con valores del 
91,55%, lo sigue el transformador de la subestación Santa Cecilia (0,315 MVA) con 75,61% 
y el transformador de la subestación San Antonio del Chamí (0,225 MVA) con 71,13%.  
Esta cargabilidad de los transformadores de potencia CHEC, ha de servir como insumo 
para poder validar la pertinencia en la aplicación de la metodología de reconfiguración, ya 
que un factor crítico para llevar a cabo posibles planes de reconfiguración, es la capacidad 
de transformación de la subestación que alimenta el circuito, por ello su importancia y 
pertinencia en el documento. 
 
2.3.3 Circuitos de distribución a 13,2 kV  
En el nivel de tensión 2, conformado por el conjunto de circuitos de distribución a 13,2 kV, 
CHEC posee 202 circuitos, agrupados en las 56 subestaciones 33/13,2 kV, con una 
longitud total de 8632,64 km, con los cuales se suple la demanda de la totalidad de los 
usuarios atendidos (a excepción de unos cuantos alimentados a 115 y 33 kV) y 
configurados en algunos casos para permitir realizar reconfiguraciones y modificaciones 
en la topología del sistema, supliendo con un circuito de una subestación otro de otra, lo 
que permite mejorar los factores de confiabilidad, calidad y continuidad del servicio de 
energía eléctrica para los departamentos de Caldas y Risaralda. En la Figura 2-15, Figura 
2-16, Figura 2-17 y Figura 2-18 se muestra de forma general el sistema completo de 
CHEC, discriminando lo mostrado de la siguiente manera: Figura 2-15 subestaciones, 
Figura 2-16 líneas a 115 kV, Figura 2-17 líneas a 33 kV y Figura 2-18 los circuitos a 13,2 
kV en nuestra área de cobertura, con la claridad que esta última figura (circuitos a 13,2 kV) 
muestra los circuitos objeto de impacto en nuestra metodología. 
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Figura 2-15: Vista general subestaciones 115/33/13,2 kV en el área de cobertura 
CHEC. 
 
Figura 2-16: Vista general redes 115 kV en el área de cobertura CHEC. 
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Figura 2-17: Vista general redes 33 kV en el área de cobertura CHEC. 
 
Figura 2-18: Vista general circuitos a 13,2 kV en el área de cobertura CHEC. 
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Para calcular la cargabilidad de cada circuito a 13,2 kV, se tiene como base su lectura de 
potencias en la cabecera de cada subestación y el calibre característico en los tramos de 
salida, con lo cual se analiza su carga en operación normal en todos los días del año, 
empleando la técnica del percentil de los datos analizados. El resultado se toma como el 
valor en condiciones normales de operación, pues los datos que salieron de la muestra 
son los valores anormales que se podrían tomar como valores máximos por razones de 
transferencias de carga. La Tabla 2-2 nos muestra la cargabilidad de los circuitos a 13,2 
kV en condiciones normales de operación.  
 
Tabla 2-2: Cargabilidad de los circuitos por subestación. 
SUBESTACIÓN CIRCUITO CONDUCTOR 
CARGABILIDAD 
P Q S 
% DE 
CARGABILIDAD 
AGUADAS 
AGU23L12 1/0 ACSR 0,43 0,20 0,45 8% 
AGU23L13 1/0 ACSR 0,77 0,26 0,84 15% 
AGU23L14 2 ACSR 0,39 0,14 0,40 10% 
AGU23L15 2 ACSR 0,55 0,22 0,57 14% 
AGU23L16 2 ACSR 0,06 0,02 0,06 1% 
AGU23L17 2 ACSR 0,14 0,05 0,14 3% 
ANSERMA 
AMA23L12 2 ACSR 1,58 0,68 1,60 38% 
AMA23L13 2/0 ACSR 1,00 0,45 1,06 17% 
AMA23L14 1/0 ACSR 1,40 0,65 1,49 27% 
AMA23L15 2/0 ACSR 0,47 0,25 0,52 8% 
AMA23L16 2 ACSR 0,63 0,56 0,84 20% 
ALTAMAR 
AMR23L12 2 ACSR 1,04 0,40 1,13 27% 
AMR23L13 2/0 ACSR 0,68 0,15 0,70 11% 
AMR23L14 2 ACSR 1,46 0,83 1,57 37% 
ALTA_SUIZA 
AZA23L12 2/0 ACSR 3,88 1,01 3,96 63% 
AZA23L13 2/0 ACSR 2,68 0,77 2,73 43% 
AZA23L14 2/0 ACSR 2,81 0,93 2,87 46% 
AZA23L15 2/0 ACSR 3,29 0,99 3,35 53% 
AZA23L16 2/0 ACSR 1,04 0,31 1,05 17% 
AZA23L17 2/0 ACSR 1,26 0,35 1,37 22% 
AZA23L18 2/0 ACSR 1,89 0,64 1,95 31% 
ARANZAZU 
AZU23L12 2 ACSR 0,66 0,25 0,70 17% 
AZU23L13 2 ACSR 0,15 0,05 0,16 4% 
AZU23L15 2 ACSR 0,33 0,10 0,33 8% 
BELALCAZAR 
BEL23L12 2 ACSR 0,28 0,14 0,30 7% 
BEL23L14 2 ACSR 0,27 0,25 0,36 9% 
BEL23L15 2 ACSR 0,29 0,16 0,31 7% 
BELLO HORIZONTE BEO23L12 2 ACSR 0,05 0,02 0,05 1% 
BALBOA 
BOA23L12 2 ACSR 0,57 0,48 0,74 18% 
BOA23L13 2 ACSR 0,82 0,42 0,90 21% 
BOA23L14 2 ACSR 0,25 0,15 0,27 6% 
BOA23L15 1/0 ACSR 0,18 0,10 0,20 4% 
BOLIVIA BOL23L12 1/0 ACSR 0,69 0,16 0,69 13% 
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SUBESTACIÓN CIRCUITO CONDUCTOR 
CARGABILIDAD 
P Q S 
% DE 
CARGABILIDAD 
BOL23L13 2 ACSR 0,40 0,15 0,41 10% 
BOL23L14 2 ACSR 0,14 0,03 0,14 3% 
BELEN_DE_UMBRIA 
BUM23L12 2 ACSR 0,68 0,46 0,82 19% 
BUM23L13 2 ACSR 0,43 0,28 0,48 11% 
BUM23L14 1/0 ACSR 1,11 0,82 1,27 23% 
CAMPESTRE 
CAM23L12 1/0 ACSR 2,02 0,92 2,17 39% 
CAM23L13 2/0 ACSR 0,65 0,32 0,70 11% 
CAM23L14 1/0 ACSR 0,68 0,24 0,69 13% 
CHINCHINA 
CHA23L12 1/0 ACSR 0,29 0,16 0,33 6% 
CHA23L13 1/0 ACSR 0,69 0,34 0,73 13% 
CHA23L14 4/0 ACSR 0,51 0,21 0,53 7% 
CHA23L15 2/0 ACSR 0,39 0,21 0,44 7% 
CHA23L16 2/0 ACSR 0,61 0,34 0,67 11% 
CHA23L17 2/0 ACSR 2,46 1,04 2,54 40% 
CHA23L18 2/0 ACSR 2,79 1,25 2,93 47% 
CHIPRE 
CHI23L13 250 kcmil 1,31 0,39 1,37 17% 
CHI23L14 250 kcmil 1,70 0,49 1,74 22% 
CHI23L15 4/0 ACSR 1,61 0,51 1,66 20% 
CHI23L16 4/0 Al XLPE 1,62 0,44 1,70 24% 
CHI23L17 4/0 ACSR 1,87 0,62 1,92 24% 
CHI23L18 2/0 ACSR 1,23 0,51 1,30 21% 
COLES 
COL23L12 2 ACSR 0,18 0,06 0,19 5% 
COL23L13 4 ACSR 0,14 0,08 0,16 5% 
DORADO 
DDO23L12 2 ACSR 0,64 0,38 0,73 17% 
DDO23L13 2 ACSR 1,02 0,45 1,12 27% 
DDO23L14 1/0 ACSR 1,01 0,45 1,05 19% 
DORADA_NORTE 
DON23L12 1/0 ACSR 1,83 0,86 1,99 36% 
DON23L13 2 ACSR 0,28 0,32 0,42 10% 
DON23L14 2/0 ACSR 0,06 0,02 0,06 1% 
DORADA 
DOR23L12 2/0 ACSR 3,82 1,10 3,91 62% 
DOR23L13 2/0 ACSR 3,05 1,46 3,34 53% 
DOR23L14 2/0 ACSR 3,67 1,96 4,06 65% 
DOR23L15 2/0 ACSR 0,54 0,04 0,61 10% 
EL_LLANO ELA23L12 2 ACSR 0,05 0,02 0,05 1% 
ENEA 
ENE23L12 2/0 ACSR 1,64 0,57 1,73 27% 
ENE23L13 2/0 ACSR 0,60 0,16 0,67 11% 
ENE23L14 2/0 ACSR 0,51 0,20 0,53 8% 
ENE23L15 2/0 ACSR 2,33 0,75 2,38 38% 
ENE23L16 2/0 ACSR 0,67 0,24 0,72 11% 
LA_FELISA 
FEL23L12 2 ACSR 0,10 0,05 0,12 3% 
FEL23L13 2 ACSR 0,16 0,09 0,19 5% 
FILADELFIA 
FIL23L12 1/0 ACSR 0,38 0,18 0,43 8% 
FIL23L13 2 ACSR 0,66 0,30 0,71 17% 
FLORENCIA 
FLR23L12 2/0 ACSR 0,10 0,01 0,10 2% 
FLR23L13 2/0 ACSR 0,12 0,05 0,13 2% 
FLR23L15 2/0 ACSR 0,43 0,04 0,43 7% 
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SUBESTACIÓN CIRCUITO CONDUCTOR 
CARGABILIDAD 
P Q S 
% DE 
CARGABILIDAD 
FLR23L16 2 ACSR 0,09 0,06 0,11 2% 
GUARATO GRO23L14 2 ACSR 0,06 0,03 0,06 1% 
GUARINOCITO 
GTO23L12 2 ACSR 0,35 0,25 0,41 10% 
GTO23L13 1/0 ACSR 0,17 0,07 0,18 3% 
HERMOSA 
HER23L12 2/0 ACSR 2,59 1,12 2,74 44% 
HER23L13 2/0 ACSR 1,47 0,61 1,55 25% 
HER23L14 2/0 ACSR 2,99 1,31 3,13 50% 
HER23L15 2/0 ACSR 1,92 0,80 2,01 32% 
HER23L16 2/0 ACSR 0,85 0,42 0,91 15% 
INSULA 
INS23L12 1/0 ACSR 0,48 0,35 0,59 11% 
INS23L13 2/0 ACSR 0,74 0,43 0,86 14% 
INS23L14 2/0 ACSR 0,39 0,21 0,44 7% 
IRRA 
IRR23L12 2 ACSR 0,33 0,21 0,38 9% 
IRR23L13 2 ACSR 0,51 0,29 0,58 14% 
LA_MERCED 
LMC23L12 2 ACSR 0,13 0,05 0,13 3% 
LMC23L13 2 ACSR 0,23 0,08 0,24 6% 
LMC23L14 2 ACSR 0,23 0,10 0,24 6% 
MANIZALES 
MAN23L13 2/0 ACSR 0,88 0,45 0,92 15% 
MAN23L14 1/0 ACSR 0,71 0,33 0,77 14% 
MAN23L16 4/0 ACSR 1,19 0,45 1,29 16% 
MARSELLA 
MAR23L12 2/0 ACSR 0,34 0,18 0,39 6% 
MAR23L13 2 ACSR 0,44 0,23 0,50 12% 
MAR23L14 2/0 ACSR 0,57 0,26 0,62 10% 
MAR23L15 2 ACSR 0,02 0,02 0,03 1% 
MAR23L16 2/0 ACSR 0,38 0,19 0,42 7% 
MANZANARES 
MAZ23L12 1/0 ACSR 1,01 0,37 1,03 19% 
MAZ23L13 2 ACSR 0,99 0,30 1,01 24% 
MAZ23L14 1/0 ACSR 0,48 0,16 0,50 9% 
MARGARITA 
MGT23L12 1/0 ACSR 0,75 0,45 0,83 15% 
MGT23L13 2 ACSR 0,24 0,15 0,27 6% 
MGT23L14 1/0 ACSR 0,33 0,20 0,38 7% 
MGT23L15 2 ACSR 0,33 0,23 0,37 9% 
MARQUETALIA 
MLA23L12 2 ACSR 0,56 0,26 0,60 14% 
MLA23L13 1/0 ACSR 0,26 0,07 0,26 5% 
MLA23L14 2 ACSR 0,20 0,05 0,21 5% 
MLA23L15 2 ACSR 0,31 0,09 0,31 7% 
MANUELA 
MNA23L12 2 ACSR 0,34 0,16 0,38 9% 
MNA23L13 2 ACSR 0,24 0,12 0,27 6% 
MARMATO 
MTO23L12 2/0 ACSR 0,99 0,37 1,02 16% 
MTO23L13 250 kcmil 2,28 0,14 2,28 29% 
MTO23L14 250 kcmil 1,77 0,47 1,81 23% 
MTO23L15 1/0 ACSR 2,51 0,65 2,55 46% 
MTO23L16 250 kcmil 2,92 0,82 3,04 38% 
MTO23L17 4/0 Cu XLPE 2,21 0,71 2,27 25% 
MTO23L18 2/0 ACSR 2,89 0,98 2,96 47% 
MTO23L19 2/0 ACSR 1,11 0,46 1,14 18% 
MTO23L20 4/0 ACSR 1,57 0,78 1,62 20% 
MTO23L21 4/0 Cu XLPE 2,20 0,48 2,23 24% 
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SUBESTACIÓN CIRCUITO CONDUCTOR 
CARGABILIDAD 
P Q S 
% DE 
CARGABILIDAD 
MISTRATO 
MTT23L12 1/0 ACSR 0,30 0,18 0,34 6% 
MTT23L13 2 ACSR 0,48 0,20 0,50 12% 
MTT23L14 1/0 ACSR 0,07 0,02 0,08 1% 
NEIRA 
NRA23L12 1/0 ACSR 1,07 0,44 1,13 21% 
NRA23L13 1/0 ACSR 0,60 0,36 0,65 12% 
NRA23L14 2/0 ACSR 0,16 0,06 0,16 3% 
NORCASIA 
NSA23L12 2/0 ACSR 0,35 0,04 0,35 6% 
NSA23L13 2 ACSR 0,31 0,20 0,35 8% 
NSA23L14 1/0 ACSR 0,34 0,14 0,34 6% 
PACORA 
PRA23L12 1/0 ACSR 0,72 0,35 0,76 14% 
PRA23L13 2 ACSR 0,47 0,17 0,48 11% 
PUEBLO_RICO 
PRO23L12 2 ACSR 0,28 0,10 0,29 7% 
PRO23L13 1/0 ACSR 0,09 0,04 0,09 2% 
PRO23L14 2 ACSR 0,28 0,09 0,28 7% 
PRO23L15 1/0 ACSR 0,22 0,08 0,23 4% 
PERALONSO 
PSO23L12 2/0 ACSR 0,94 0,23 0,98 16% 
PSO23L13 2/0 ACSR 1,23 0,36 1,28 20% 
PSO23L14 4/0 ACSR 1,08 0,28 1,09 13% 
PSO23L15 2/0 ACSR 3,35 1,08 3,50 56% 
PSO23L16 2/0 ACSR 2,00 0,70 2,05 33% 
PSO23L17 4/0 ACSR 1,20 0,43 1,24 15% 
PSO23L18 2/0 ACSR 2,28 0,41 2,28 36% 
PSO23L19 4/0 ACSR 1,63 0,39 1,66 20% 
PENSILVANIA 
PSV23L12 1/0 ACSR 0,72 0,27 0,76 14% 
PSV23L13 2 ACSR 0,63 0,12 0,64 15% 
PSV23L14 2 ACSR 0,17 0,07 0,17 4% 
PSV23L15 2 ACSR 0,29 0,10 0,30 7% 
QHINCHIA 
QHI23L11 2 ACSR 0,71 0,33 0,79 19% 
QHI23L12 2 ACSR 0,82 0,43 0,87 21% 
QHI23L13 2 ACSR 0,55 0,24 0,63 15% 
RIOSUCIO 
RIO23L12 2/0 ACSR 1,76 0,67 1,83 29% 
RIO23L13 2/0 ACSR 0,95 0,29 1,02 16% 
RIO23L14 2/0 ACSR 1,46 0,54 1,47 23% 
RIO23L15 2/0 ACSR 0,61 0,21 0,62 10% 
ROSA 
ROS23L12 2/0 ACSR 2,27 0,98 2,36 38% 
ROS23L13 2/0 ACSR 3,72 1,84 4,15 66% 
ROS23L14 2/0 ACSR 3,55 1,59 3,76 60% 
ROS23L15 4/0 ACSR 4,08 1,64 4,28 53% 
ROS23L16 266,8 kcmil 4,75 3,56 5,79 55% 
ROS23L19 2/0 ACSR 0,28 0,12 0,29 5% 
RISARALDA 
RSA23L12 2 ACSR 0,44 0,20 0,47 11% 
RSA23L13 2 ACSR 0,47 0,19 0,49 12% 
SANTA_CECILIA SCE23L12 2 ACSR 0,22 0,08 0,24 6% 
SAN_ANTONIO_DEL_CHAMI SCH23L12 2/0 ACSR 0,16 0,07 0,18 3% 
SANTUARIO 
SIO23L12 2 ACSR 0,67 0,31 0,72 17% 
SIO23L13 2 ACSR 0,14 0,09 0,15 4% 
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SUBESTACIÓN CIRCUITO CONDUCTOR 
CARGABILIDAD 
P Q S 
% DE 
CARGABILIDAD 
SIO23L14 2 ACSR 0,23 0,16 0,27 6% 
SIO23L15 2 ACSR 1,15 0,63 1,35 32% 
SALAMINA 
SLM23L12 2/0 ACSR 0,29 0,12 0,32 5% 
SLM23L13 2 ACSR 0,46 0,13 0,46 11% 
SLM23L15 2/0 ACSR 1,33 0,46 1,37 22% 
SAMANA 
SNA23L12 2 ACSR 0,56 0,09 0,56 13% 
SNA23L14 2/0 ACSR 0,54 0,06 0,54 9% 
SNA23L15 1/0 ACSR 0,30 0,04 0,30 5% 
SUPIA 
SUP23L12 2/0 ACSR 0,88 0,41 0,94 15% 
SUP23L13 1/0 ACSR 0,52 0,30 0,59 11% 
SUP23L14 1/0 ACSR 0,54 0,16 0,55 10% 
SUP23L15 1/0 ACSR 0,36 0,15 0,37 7% 
SUP23L16 2/0 ACSR 1,04 0,51 1,15 18% 
VITERBO 
VBO23L12 2/0 ACSR 1,26 0,48 1,32 21% 
VBO23L13 2/0 ACSR 0,28 0,14 0,30 5% 
VBO23L14 2 ACSR 0,56 0,51 0,73 17% 
VBO23L15 2/0 ACSR 0,71 0,36 0,72 11% 
VICTORIA 
VCT23L12 1/0 ACSR 0,53 0,20 0,57 10% 
VCT23L13 1/0 ACSR 0,32 0,06 0,32 6% 
VCT23L14 2/0 ACSR 0,13 0,05 0,14 2% 
VCT23L16 2 ACSR 0,08 0,04 0,09 2% 
VIRGINIA 
VIR23L12 1/0 ACSR 1,45 0,78 1,56 28% 
VIR23L13 1/0 ACSR 1,70 0,82 1,85 33% 
VIR23L14 2 ACSR 0,22 0,11 0,23 6% 
VILLAMARIA 
VMA23L13 2/0 ACSR 1,06 0,34 1,10 17% 
VMA23L14 2/0 ACSR 0,82 0,33 0,85 14% 
VMA23L15 2/0 ACSR 1,27 0,43 1,31 21% 
VMA23L16 2/0 ACSR 0,30 0,09 0,31 5% 
56 Subestaciones a 33/13,2 
kV 
201 Circuitos a 13,2 kV 
En 
Promedio 
0,95 MW 
por 
Circuito 
En 
Promedio 
0,38 
MVAr por 
Circuito 
En 
Promedio 
1,01 MVA 
por 
Circuito 
En Promedio 
17% por 
Circuito 
 
Para estos circuitos es que se plantea la metodología de reconfiguración, indicando que 
se mostrarán resultados sobre algunos de estos, verificando y probando con ello la 
metodología propuesta. 
 
Se observa como el circuito de mayor cargabilidad es el ROS23L13 perteneciente a la 
subestación La Rosa, con un 66% de cargabilidad, el cual tiene como conductor 
característico en sus primeros tramos el cable calibre 2/0 ACSR. 
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2.4 Longitud de circuitos de distribución a 13,2 kV 
En la Tabla 2-3 se muestran las subestaciones y sus circuitos de distribución a 13,2 kV 
asociados, indicando su longitud y obteniendo el total de km de red por subestación: 
 
Tabla 2-3: Circuitos y longitud por subestación. 
SUBESTACIÓN CIRCUITO 
LONGITUD 
[km] 
LONGITUD/SUBESTACIÓN 
[km] 
AGUADAS 
AGU23L12 3,86 
319,08 
AGU23L13 4,72 
AGU23L14 101,33 
AGU23L15 146,97 
AGU23L16 38,20 
AGU23L17 24,01 
ANSERMA 
AMA23L12 111,34 
289,27 
AMA23L13 15,51 
AMA23L14 8,33 
AMA23L15 60,18 
AMA23L16 93,90 
ALTAMAR 
AMR23L12 70,30 
218,20 AMR23L13 82,03 
AMR23L14 65,87 
ALTA SUIZA 
AZA23L12 13,12 
111,93 
AZA23L13 14,57 
AZA23L14 13,05 
AZA23L15 30,30 
AZA23L16 12,55 
AZA23L17 10,34 
AZA23L18 18,01 
ARANZAZU 
AZU23L12 4,77 
182,25 AZU23L13 47,79 
AZU23L15 129,69 
BELALCAZAR 
BEL23L12 51,17 
111,57 BEL23L14 8,06 
BEL23L15 52,35 
BELLO HORIZONTE BEO23L12 8,69 8,69 
BALBOA 
BOA23L12 87,48 
278,31 
BOA23L13 127,12 
BOA23L14 60,22 
BOA23L15 3,49 
BOLIVIA 
BOL23L12 70,05 
112,71 BOL23L13 39,47 
BOL23L14 3,20 
BELÉN DE UMBRÍA 
BUM23L12 110,64 
181,23 BUM23L13 61,28 
BUM23L14 9,31 
CAMPESTRE 
CAM23L12 9,07 
34,58 CAM23L13 3,68 
CAM23L14 21,83 
CHINCHINÁ 
CHA23L12 47,06 
300,61 CHA23L13 18,01 
CHA23L14 82,12 
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SUBESTACIÓN CIRCUITO 
LONGITUD 
[km] 
LONGITUD/SUBESTACIÓN 
[km] 
CHA23L15 44,01 
CHA23L16 74,03 
CHA23L17 13,60 
CHA23L18 21,78 
CHIPRE 
CHI23L13 4,42 
81,82 
CHI23L14 5,67 
CHI23L15 7,95 
CHI23L16 7,21 
CHI23L17 11,80 
CHI23L18 44,77 
LAS COLES 
COL23L12 56,32 
72,66 
COL23L13 16,34 
DORADO 
DDO23L12 22,56 
75,63 DDO23L13 6,53 
DDO23L14 46,54 
DORADA NORTE 
DON23L12 5,38 
259,30 DON23L13 204,14 
DON23L14 49,77 
LA DORADA   
DOR23L12 7,00 
121,35 
DOR23L13 10,27 
DOR23L14 42,29 
DOR23L15 61,79 
EL LLANO ELA23L12 12,03 12,03 
ENEA 
ENE23L12 22,30 
187,66 
ENE23L13 8,36 
ENE23L14 66,80 
ENE23L15 73,05 
ENE23L16 17,15 
LA FELISA 
FEL23L12 8,00 
14,40 
FEL23L13 6,40 
FILADELFIA 
FIL23L12 4,58 
175,69 
FIL23L13 171,11 
FLORENCIA 
FLR23L12 47,37 
180,83 
FLR23L13 0,89 
FLR23L15 89,35 
FLR23L16 43,22 
GUARATO GRO23L14 11,45 11,45 
GUARINOCITO 
GTO23L12 9,90 
78,46 
GTO23L13 68,57 
LA HERMOSA 
HER23L12 37,49 
241,90 
HER23L13 15,25 
HER23L14 40,52 
HER23L15 15,44 
HER23L16 133,20 
ÍNSULA 
INS23L12 63,61 
205,24 INS23L13 83,20 
INS23L14 58,42 
IRRA 
IRR23L12 62,97 
148,39 
IRR23L13 85,42 
LA MERCED 
LMC23L12 36,33 
90,46 LMC23L13 51,41 
LMC23L14 2,72 
MANIZALES 
MAN23L13 24,12 
89,20 MAN23L14 51,54 
MAN23L16 13,54 
MARSELLA 
MAR23L12 65,83 
153,90 MAR23L13 74,51 
MAR23L14 8,90 
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SUBESTACIÓN CIRCUITO 
LONGITUD 
[km] 
LONGITUD/SUBESTACIÓN 
[km] 
MAR23L15 2,53 
MAR23L16 2,14 
MANZANARES 
MAZ23L12 10,22 
356,86 MAZ23L13 201,36 
MAZ23L14 145,27 
LA MARGARITA 
MGT23L12 48,36 
163,90 
MGT23L13 21,20 
MGT23L14 54,12 
MGT23L15 40,21 
MARQUETALIA 
MLA23L12 5,54 
119,19 
MLA23L13 45,93 
MLA23L14 26,03 
MLA23L15 41,69 
LA MANUELA 
MNA23L12 37,50 
65,12 
MNA23L13 27,62 
MARMATO 
MTO23L12 11,71 
78,43 
MTO23L13 3,15 
MTO23L14 3,19 
MTO23L15 10,31 
MTO23L16 6,44 
MTO23L17 8,57 
MTO23L18 9,06 
MTO23L19 6,38 
MTO23L20 10,92 
MTO23L21 8,71 
MISTRATO 
MTT23L12 23,62 
69,76 MTT23L13 24,72 
MTT23L14 21,43 
NEIRA 
NRA23L12 8,82 
186,11 NRA23L13 95,64 
NRA23L14 81,65 
NORCASIA 
NSA23L12 118,20 
232,62 NSA23L13 3,75 
NSA23L14 110,66 
PACORA 
PRA23L12 8,02 
136,91 
PRA23L13 128,90 
PUEBLO RICO 
PRO23L12 5,17 
226,21 
PRO23L13 49,30 
PRO23L14 73,62 
PRO23L15 98,12 
PERALONSO 
PSO23L12 32,72 
149,25 
PSO23L13 9,91 
PSO23L14 5,42 
PSO23L15 7,05 
PSO23L16 73,08 
PSO23L17 5,05 
PSO23L18 7,09 
PSO23L19 8,93 
PENSILVANIA 
PSV23L12 10,90 
227,85 
PSV23L13 157,71 
PSV23L14 37,79 
PSV23L15 21,44 
QHINCHIA 
QHI23L11 9,73 
189,02 QHI23L12 96,42 
QHI23L13 82,87 
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SUBESTACIÓN CIRCUITO 
LONGITUD 
[km] 
LONGITUD/SUBESTACIÓN 
[km] 
RIOSUCIO 
RIO23L12 17,11 
271,65 
RIO23L13 10,80 
RIO23L14 171,40 
RIO23L15 72,33 
LA ROSA 
ROS23L12 32,32 
161,47 
ROS23L13 27,69 
ROS23L14 18,09 
ROS23L15 19,07 
ROS23L16 25,54 
ROS23L19 38,76 
RISARALDA 
RSA23L12 82,02 
87,05 
RSA23L13 5,03 
SANTA CECILIA SCE23L12 39,14 39,14 
SAN ANTONIO DEL CHAMI SCH23L12 92,34 92,34 
SANTUARIO 
SIO23L12 6,60 
126,43 
SIO23L13 24,58 
SIO23L14 36,99 
SIO23L15 58,27 
SALAMINA 
SLM23L12 34,45 
275,52 SLM23L13 230,37 
SLM23L15 10,70 
SAMANÁ 
SNA23L12 82,73 
201,13 SNA23L14 4,68 
SNA23L15 113,72 
SUPIA 
SUP23L12 5,48 
158,40 
SUP23L13 59,58 
SUP23L14 67,05 
SUP23L15 20,25 
SUP23L16 6,03 
VITERBO 
VBO23L12 17,85 
271,99 
VBO23L13 35,44 
VBO23L14 112,73 
VBO23L15 105,97 
VICTORIA 
VCT23L12 21,22 
190,90 
VCT23L13 52,56 
VCT23L14 112,38 
VCT23L16 4,75 
LA VIRGINIA 
VIR23L12 10,02 
67,42 VIR23L13 10,07 
VIR23L14 47,33 
VILLAMARIA 
VMA23L12 1,06 
139,17 
VMA23L13 3,92 
VMA23L14 8,16 
VMA23L15 7,47 
VMA23L16 118,56 
56 Subestaciones a 33/13,2 
kV 
202 Circuitos 
a 13,2 kV 
8632,64 km de 
Red a 13,2 kV 
En Promedio 154 km de Red 
a 13,2 kV por Subestación 
 
De la tabla anterior, se puede concluir que de las 56 subestaciones 33/13,2 kV del sistema 
CHEC, estás poseen 202 circuitos a 13,2 kV, los cuales sumarian 8632,64 km de red y por 
subestación se tendría un promedio de 154 km de red. En contraste con lo anterior, en la 
Tabla 2-4 un ranking con los circuitos más extensos (longitud superior a 100 km), que 
incluso sobrepasan los km promedio por subestación: 
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Tabla 2-4: Ranking circuitos con longitud superior a 100 km. 
SUBESTACIÓN CIRCUITO LONGITUD [km] 
SALAMINA SLM23L13 230,37 
DORADA NORTE DON23L13 204,14 
MANZANARES MAZ23L13 201,36 
RIOSUCIO RIO23L14 171,40 
FILADELFIA FIL23L13 171,11 
PENSILVANIA PSV23L13 157,71 
AGUADAS AGU23L15 146,97 
MANZANARES MAZ23L14 145,27 
LA HERMOSA HER23L16 133,20 
ARANZAZU AZU23L15 129,69 
PACORA PRA23L13 128,90 
BALBOA BOA23L13 127,12 
VILLAMARIA VMA23L16 118,56 
NORCASIA NSA23L12 118,20 
SAMANA SNA23L15 113,72 
VITERBO VBO23L14 112,73 
VICTORIA VCT23L14 112,38 
ANSERMA AMA23L12 111,34 
NORCASIA NSA23L14 110,66 
BELEN DE UMBRIA BUM23L12 110,64 
VITERBO VBO23L15 105,97 
AGUADAS AGU23L14 101,33 
 
En este trabajo y tratándose de un planeamiento operativo (redes existentes), se espera 
que con la regulación de tensión y las pérdidas técnicas se impacte positivamente la 
longitud de los circuitos a 13,2 kV. 
 
2.5 Pérdidas en circuitos de distribución a 13,2 kV 
Las pérdidas técnicas son inherentes al sistema eléctrico, debido a que todos los 
dispositivos eléctricos poseen una resistencia y al existir un flujo de corriente a través de 
ellos se producen pérdidas de potencia (I2R). La integración en el tiempo de estas pérdidas 
de potencia produce las pérdidas de energía. 
 
La energía consumida por los dispositivos del sistema y que no es aprovechable, se 
denomina pérdidas técnicas. Así, las pérdidas técnicas se deben a la disipación de energía 
en dispositivos y lugares tales como: líneas, núcleos de los transformadores y conexiones 
entre otros. Además, se pueden presentar pérdidas por fenómenos tales como: fallas de 
alta impedancia, conexiones de mala calidad, conductores mal dimensionado, etc. 
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La magnitud de la disipación de energía depende en gran medida del patrón de carga de 
las líneas de transmisión, de los diferentes tipos de carga, del diseño de las líneas, etc. 
Este tipo de pérdidas, aunque no se pueden eliminar, pueden ser reducidas. Entre los 
factores que contribuyen a las altas pérdidas técnicas están: 
 
 Electrificación rural de gran escala. 
 Muchos o muy pocos puntos de transformación. 
 Un bajo factor de potencia. 
 Manejo inapropiado de la carga. 
 Transformadores de distribución que no están localizados en el centro de carga. 
 Circuitos de gran longitud. 
 Altos flujos de reactivos. 
 Bajos niveles de tensión. 
 Inadecuada distribución de flujos de potencia por los elementos del sistema. 
 Nivel de desbalance de las corrientes en las fases del sistema. 
 
Entendiendo el contexto de las pérdidas técnicas y analizándolas en las redes de nivel II, 
acorde con la formula tarifaria vigente, las pérdidas son reconocidas en un componente 
independiente de la fórmula. El índice de pérdidas eficientes reconocido dependerá del 
mercado de comercialización. Se reconocen las perdidas asignadas al comercializador 
(una fracción de la demanda comercial),  asociadas al uso del STN. Se reconoce un costo 
al OR para el programa de reducción de pérdidas no técnicas, para alcanzar los niveles de 
pérdidas que se reconozcan. Acorde con lo anterior, según la resolución CREG 109 del 
2009, el índice de pérdidas reconocidas a CHEC en dicho nivel de tensión son del 1,81% 
[44]. Según IEB [15] (trabajo realizado para la CREG) en el nivel de tensión 2 las pérdidas 
son 1,81 %, discriminadas en: 
 
 Para líneas: 1,33%.  
 Transformadores de nivel 2: 0,48%.  
 
En contraste con lo definido para Colombia, en estudios realizados para Hydro One en 
Canadá, para redes de distribución, reflejan las pérdidas discriminadas en:  
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 Para líneas: 1,49%.  
 Transformadores de nivel 2: 0,78%. 
 
Estudios realizados por SOHN en el año 2006 en UK (Reino Unido) para redes de 
distribución a 11 kV reflejan las pérdidas en:  
 
 Para el sistema: 3%. 
 
Estudio realizado por QUANTUM (expertos en regulación de servicios públicos), indicó que 
las pérdidas técnicas de energía real y óptima para el sistema de media tensión argentino 
para los periodos comprendidos entre 2005 y 2011 son: 
 
Tabla 2-5: Pérdidas técnicas para el sistema de media tensión de Argentina según 
estudio de QUANTUM. 
Año Real [%] Óptima [%] 
2005  1,9  1,4  
2006  2  1,5  
2007  2  1,5  
2008  2,1  1,6  
2009  2,2  1,6  
2010  2,2  1,7  
2011  2,3  1,7  
 
La variable real hace referencia al porcentaje verdadero de pérdidas técnicas del sistema 
de media tensión argentino mientras que la variable Óptima muestra lo recomendado por 
QUANTUM en el estudio realizado para dicho sistema de energía. 
 
En cuanto a las pérdidas técnicas en las redes de nivel II CHEC, para efectos de este 
trabajo se toma el valor obtenido del flujo de carga, valor que se muestra en el apartado 
de resultados. 
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2.6 Continuidad del servicio en circuitos de distribución 
a 13,2 kV 
La calidad del servicio de energía eléctrica cada vez toma más relevancia para los 
operadores de red, razón por la cual CHEC implementó varios indicadores de calidad que 
permiten hacer un seguimiento desde diferentes puntos de vista, tales como el usuario, los 
componentes, la empresa y la gestión ambiental. Adicionalmente se puede realizar 
referenciamiento con otras empresas del sector. 
 
Algunos de los indicadores de calidad más conocidos en el mundo están representados 
por los indicadores SAIDI y SAIFI que se muestran a continuación: 
 
 SAIDI: Duración Promedio de las Interrupciones del Sistema de Distribución 
(System Average Interruption Duration Index). 
Este indicador mide la duración promedio en la que cualquier usuario del sistema 
estuvo sin suministro del servicio de energía durante un periodo de tiempo 
considerado, en este caso para un mes.  
 SAIFI: Frecuencia Promedio de Interrupciones del Sistema de Distribución (System 
Average Interruption Frequency Index). 
Este indicador da a conocer la cantidad promedio de veces que cualquier usuario 
del sistema estuvo sin servicio de energía durante un mes.  
 
El comportamiento de estos indicadores en CHEC para los años 2013 y 2014 se muestra 
a continuación en la Tabla 2-6 y Tabla 2-7, al igual que las metas planteadas para estos 
indicadores en dichos años, aclarando que dicho valor meta es asumido por el OR, 
partiendo de su historia y las inversiones que realiza, las cuales deben impactar este valor, 
propendiendo por su disminución en el tiempo, por lo cual se puede apreciar como las 
metas planteadas para el año 2014 son más exigentes que las relacionadas para el 2013. 
Se aclara que para el año 2013 se tenían agrupados los indicadores para los grupos de 
calidad 2, 3 y 4, para el 2014 se muestran solamente agrupados los indicadores para los 
grupos 2 y 3.  En la Figura 2-19, Figura 2-20, Figura 2-21 y Figura 2-22 se muestra en 
forma gráfica el comportamiento de estos indicadores en los años relacionados: 
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Tabla 2-6: Valores mes a mes SAIDI - SAIFI año 2013. 
Indicador 
ENE. 
2013 
FEB. 
2013 
MAR. 
2013 
ABR. 
2013 
MAY.
2013 
JUN.
2013 
JUL.
2013 
AGO.
2013 
SEP.
2013 
OCT.
2013 
NOV.
2013 
DIC.
2013 
SAIDI Grupo 1 (META) 0,64 0,54 1,14 1,04 1,44 1,44 0,94 1,35 0,92 1,04 1,35 0,64 
SAIDI G1 CHEC 
(Horas/mes) 
0,51 0,62 1,43 1,47 1,12 1,37 1,33 1,11 0,53 1,40 0,71 0,51 
SAIDI Grupo 2,3,4 
(META) 
3,80 4,30 7,00 9,90 7,00 7,00 6,00 6,00 6,00 6,00 6,00 3,00 
SAIDI G2, G3 Y G4 CHEC 
(Horas/mes) 
2,71 3,64 7,14 8,39 6,43 5,50 4,08 4,42 7,93 6,26 4,07 3,08 
Indicador 
ENE. 
2013 
FEB. 
2013 
MAR. 
2013 
ABR. 
2013 
MAY.
2013 
JUN.
2013 
JUL.
2013 
AGO.
2013 
SEP.
2013 
OCT.
2013 
NOV.
2013 
DIC.
2013 
SAIFI Grupo 1 (META) 1,50 0,80 1,20 1,50 2,50 1,80 1,30 1,70 1,10 1,50 1,90 1,20 
SAIFI G1 CHEC 
(Interrupciones/mes) 
0,72 0,98 1,26 1,39 1,17 1,31 1,72 1,84 0,70 1,55 1,35 0,73 
SAIFI Grupo 2,3,4 (META) 2,40 2,20 4,00 6,70 4,50 4,50 4,00 4,70 4,00 4,50 4,00 2,50 
SAIFI G2, G3 Y G4 CHEC 
(Interrupciones/mes) 
1,91 2,07 4,10 5,23 3,98 4,14 2,56 3,15 4,72 4,78 3,06 2,16 
 
Tabla 2-7: Valores mes a mes SAIDI - SAIFI año 2014. 
Indicador 
ENE. 
2014 
FEB. 
2014 
MAR. 
2014 
ABR. 
2014 
MAY.
2014 
JUN.
2014 
JUL.
2014 
AGO.
2014 
SEP.
2014 
OCT.
2014 
NOV.
2014 
DIC.
2014 
SAIDI Grupo 1 (META) 0,50 0,61 1,42 1,46 1,11 1,36 1,32 1,10 0,52 1,39 0,70 0,51 
SAIDI G1 CHEC 
(Horas/mes) 
0,48 0,88 1,20 0,50 0,57 0,79 0,64 1,03 0,41 0,75 0,89 0,53 
SAIDI Grupo 2,3 
(META) 
1,34 1,10 1,83 2,15 1,51 1,87 1,46 1,28 2,78 1,73 1,13 0,90 
SAIDI G2yG3  CHEC 
(Horas/mes) 
1,96 1,76 1,59 1,17 1,67 1,08 1,31 1,32 1,35 2,10 1,54 0,52 
SAIDI Grupo 4 (META) 4,01 6,40 12,97 15,27 11,82 9,38 6,87 7,81 13,39 11,17 7,26 5,43 
SAIDI G4  CHEC 
(Horas/mes) 
6,22 5,61 7,68 7,45 9,39 3,54 5,58 5,20 6,97 9,10 4,12 4,74 
Indicador 
ENE. 
2014 
FEB. 
2014 
MAR. 
2014 
ABR. 
2014 
MAY.
2014 
JUN.
2014 
JUL.
2014 
AGO.
2014 
SEP.
2014 
OCT.
2014 
NOV.
2014 
DIC.
2014 
SAIFI Grupo 1 (META) 0,68 0,92 1,19 1,31 1,10 1,23 1,62 1,73 0,66 1,46 1,27 0,69 
SAIFI G1 CHEC 
(Interrupciones/mes) 
0,74 1,37 1,40 0,61 1,15 1,19 0,99 1,04 0,55 0,83 0,90 0,76 
SAIFI Grupo 2,3 
(META) 
1,36 1,14 1,99 2,93 1,96 2,52 1,62 1,62 2,78 2,80 1,51 1,22 
SAIFI G2yG3 CHEC 
(Interrupciones/mes) 
1,77 1,43 2,29 2,30 2,62 1,40 1,67 2,42 2,56 2,92 1,88 0,92 
SAIFI Grupo 4 (META) 2,37 2,98 6,26 7,68 6,04 5,67 3,41 4,69 6,57 6,67 4,63 3,07 
SAIFI G4 CHEC 
(Interrupciones/mes) 
4,67 4,10 5,28 6,07 6,68 3,28 3,94 4,21 5,55 6,46 3,65 3,57 
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Figura 2-19: Indicador SAIDI año 2013. 
 
 
Figura 2-20: Indicador SAIFI año 2013. 
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Figura 2-21: Indicador SAIDI año 2014. 
 
 
Figura 2-22: Indicador SAIFI año 2014. 
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Los indicadores SAIDI y SAIFI en los meses de abril y septiembre del 2013 y mayo de 
2014 presentaron una desviación importante respecto a los demás meses como 
consecuencia de la gran oleada invernal que afectó al país, lo que trajo como consecuencia 
diferentes fallas como bajantes sueltas, líneas reventadas y vegetación en contacto con 
las redes energizadas requiriendo un tiempo considerable para la reparación de las fallas, 
evidenciándose también en un aumento en el número de interrupciones. 
 
Otro tipo de indicadores que permiten hacer seguimiento más efectivo al desempeño de 
los activos que componen el sistema de distribución eléctrica, son DPITM y el FPITM que 
permiten conocer el promedio de afectaciones en los transformadores monofásicos los 
cuales representan el 31% de los transformadores del sistema eléctrico. Estos indicadores 
se muestran a continuación: 
 
 DPITM: Duración Promedio de las Interrupciones por Transformador Monofásico. 
Este indicador mide la relación promedio de la duración de las interrupciones de un 
transformador monofásico de distribución cualquiera, considerando la totalidad de 
los transformadores monofásicos instalados en el sistema de distribución. 
 
Figura 2-23: Indicador DPITM años 2013 – 2014. 
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 FPITM: Frecuencia Promedio de las Interrupciones por Transformador Monofásico. 
Este indicador mide la relación promedio de la frecuencia o número de las 
interrupciones de un transformador monofásico de distribución cualquiera, 
considerando la totalidad de los transformadores monofásicos instalados en el 
sistema de distribución. 
 
Figura 2-24: Indicador FPITM año 2013. 
 
 
Figura 2-25: Indicador FPITM año 2014. 
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2.6.1 Índices de Calidad 
La resolución CREG 097 de 2008 [19] estableció los índices ITAD e IRAD para medir el 
desempeño de la calidad del servicio de energía eléctrica, prestado por los Operadores de 
Red. 
 
 ITAD: Índice medio de la calidad del servicio prestado en un trimestre, calculado a 
partir del registro de las interrupciones del sistema eléctrico. 
 IRAD: Índice de referencia trimestral para cada OR (Promedio de eventos ocurridos 
en los años 2006 y 2007). 
 
Los índices se encuentran divididos en nivel de tensión 1 (N1) y nivel de tensión 2 – 3 
agrupado (N2-N3). 
 
Figura 2-26: Índice IRAD vs. ITAD nivel I. 
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Figura 2-27: Índice IRAD vs. ITAD niveles II y III. 
 
 
Se presentan trimestres en los cuales se supera la referencia debido a un desmejoramiento 
de la calidad del servicio suministrado, respecto a esa referencia. 
 
2.6.2 Incentivos y compensaciones 
Incentivos: de acuerdo al resultado de la evaluación del desempeño del sistema eléctrico, 
se realizan cálculos de los incentivos sobre la calidad media del servicio que hacen 
referencia a mayores o menores ingresos para el Operador de Red por presentar mejora 
o disminución en la calidad del servicio, respectivamente. Se encuentran divididos en nivel 
de tensión 1 (N1) y nivel de tensión 2 – 3 agrupado (N2-N3). 
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Figura 2-28: Incentivos por la calidad del servicio prestada (millones de pesos). 
 
 
Esta gráfica refleja el comportamiento de los incentivos positivos o negativos pagados al 
Operador de Red desde la aplicación del esquema de incentivos y compensaciones de la 
resolución CREG 097 de 2008 [19]. 
 
Compensaciones: las compensaciones se realizan a los usuarios conectados a los 
transformadores en los cuales la indisponibilidad superó la referencia (años 2006 – 2007) 
y el incentivo sea mayor o igual que cero pesos. Se refleja en menores pagos en la factura 
de los usuarios cuando el OR presenta disminución en la calidad del servicio. Se 
encuentran divididos en nivel de tensión 1 (N1) y nivel de tensión 2 – 3 agrupado (N2-N3). 
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Figura 2-29: Compensaciones por la calidad del servicio prestada (millones de 
pesos). 
 
 
Esta gráfica refleja el comportamiento de las compensaciones pagadas a los usuarios peor 
servidos desde la aplicación del esquema de incentivos y compensaciones de la resolución 
CREG 097 de 2008 [19]. 
 
2.7 Tensiones en barrajes de subestación 
Como información indicativa, la cual es referente para la metodología, a continuación se 
relaciona el valor medido en los barrajes de algunas de las subestaciones del sistema 
CHEC, acorde con el aplicativo con que cuenta la empresa para este fin (se aclara que no 
todas las subestaciones tienen implementada esta medida).   
 
Para ello se realiza consulta al aplicativo PQView® de las tensiones RMS fase-fase de 
todo el año 2013 para todas las barras del sistema CHEC que se encuentran monitoreadas 
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con UAD’s (Unidades de Adquisición de Datos), teniendo en cuenta los siguientes criterios 
en la realización del reporte: 
 
 Se agregó un filtro en las tensiones con el fin de que se omitan las tensiones muy 
bajas asociadas a eventos del sistema, es decir se introduce un filtro que excluya 
tensiones inferiores o superiores al 20%, por ejemplo para 13,2 kV seria: 13200*0,8 
= 10560 V o 13200*1,2 = 15840 V. 
 Se seleccionaron las barras del sistema monitoreadas.  
 Se exportaron los valores a Excel y por cada barra y fase se extractaron los valores 
promedio, máximo y mínimo, con lo cual tenemos nuestra referencia. 
 
En la Tabla 2-8 se relacionan los valores que llamaremos en operación normal por barraje 
de subestación y por nivel de tensión, desde que cuenten con datos. 
 
Tabla 2-8: Tensiones S/E CHEC en [V] y en [p.u.]. 
SUBESTACIÓN BARRAJE FASES 
TENSIONES FASE - FASE [V] TENSIONES FASE - FASE [p.u.] 
MÁXIMA MEDIA MÍNIMA MÁXIMA MEDIA MÍNIMA 
AGUADAS 13,2 kV 
AB 15375,53 14497,76 10621,09 1,16 1,10 0,80 
BC 15096,46 14183,70 10628,19 1,14 1,07 0,81 
CA 15240,69 14312,76 10609,82 1,15 1,08 0,80 
ANSERMA 
13,2 kV 
AB 13700,72 13195,80 11810,65 1,04 1,00 0,89 
BC 13915,44 13398,74 11935,75 1,05 1,02 0,90 
CA 13955,14 13475,56 12024,08 1,06 1,02 0,91 
33 kV 
AB 32999,16 31899,51 28417,76 1,00 0,97 0,86 
BC 33277,68 32238,86 28576,44 1,01 0,98 0,87 
CA 33455,86 32462,77 28851,51 1,01 0,98 0,87 
ALTAMAR 
13,2 kV 
AB 13994,80 13516,82 10566,94 1,06 1,02 0,80 
BC 14036,14 13576,74 10936,17 1,06 1,03 0,83 
CA 13896,63 13404,92 10585,58 1,05 1,02 0,80 
33 kV 
AB 33812,30 32959,69 26510,27 1,02 1,00 0,80 
BC 33769,61 32934,19 26447,52 1,02 1,00 0,80 
CA 33739,02 32851,85 26405,44 1,02 1,00 0,80 
ALTA SUIZA 
13,2 kV 
AB 13679,89 13435,10 13190,27 1,04 1,02 1,00 
BC 13637,11 13394,88 13137,75 1,03 1,01 1,00 
CA 13533,46 13279,07 13012,61 1,03 1,01 0,99 
33 kV 
AB 34921,83 33476,83 31375,30 1,06 1,01 0,95 
BC 34996,17 33542,71 31431,48 1,06 1,02 0,95 
CA 34698,03 33301,34 31318,23 1,05 1,01 0,95 
ARANZAZU 
13,2 kV 
AB 14006,23 13272,45 10944,92 1,06 1,01 0,83 
BC 13771,48 13041,56 10751,71 1,04 0,99 0,81 
CA 13691,86 12936,83 10662,13 1,04 0,98 0,81 
33 kV 
AB 34770,45 32874,96 27101,81 1,05 1,00 0,82 
BC 34890,04 33051,18 27220,92 1,06 1,00 0,82 
CA 34559,46 32685,90 26948,81 1,05 0,99 0,82 
BELALCAZAR 13,2 kV 
AB 14155,48 13399,17 10602,01 1,07 1,02 0,80 
BC 13892,38 13152,70 10633,52 1,05 1,00 0,81 
CA 14017,05 13270,33 10724,25 1,06 1,01 0,81 
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SUBESTACIÓN BARRAJE FASES 
TENSIONES FASE - FASE [V] TENSIONES FASE - FASE [p.u.] 
MÁXIMA MEDIA MÍNIMA MÁXIMA MEDIA MÍNIMA 
33 kV 
AB 34820,10 32950,21 28338,59 1,06 1,00 0,86 
BC 35001,91 33090,43 28489,22 1,06 1,00 0,86 
CA 34388,13 32589,18 28066,81 1,04 0,99 0,85 
BALBOA 13,2 kV 
AB 14993,94 14225,54 10627,50 1,14 1,08 0,81 
BC 15173,61 14374,83 10649,66 1,15 1,09 0,81 
CA 14867,07 14085,33 10644,98 1,13 1,07 0,81 
BOLIVIA 13,2 kV 
AB 15036,90 14112,33 10564,57 1,14 1,07 0,80 
BC 14873,03 13960,05 10643,05 1,13 1,06 0,81 
CA 15014,16 14101,57 10578,04 1,14 1,07 0,80 
BELÉN DE UMBRÍA 13,2 kV 
AB 14211,04 13719,24 11842,50 1,08 1,04 0,90 
BC 14349,21 13840,13 11932,39 1,09 1,05 0,90 
CA 14409,37 13940,38 12082,10 1,09 1,06 0,92 
CAMPESTRE 
13,2 kV 
AB 14136,85 13573,98 10849,52 1,07 1,03 0,82 
BC 14058,76 13492,81 10819,90 1,07 1,02 0,82 
CA 13983,87 13420,35 10703,75 1,06 1,02 0,81 
33 kV 
AB 34563,24 33208,02 26440,73 1,05 1,01 0,80 
BC 35045,58 33641,11 26651,15 1,06 1,02 0,81 
CA 34896,76 33534,43 26639,80 1,06 1,02 0,81 
CHINCHINÁ 
13,2 kV 
AB 13671,10 13150,80 10993,93 1,04 1,00 0,83 
BC 13754,04 13217,74 11057,09 1,04 1,00 0,84 
CA 13635,96 13128,82 10990,55 1,03 0,99 0,83 
33 kV 
AB 35346,19 33751,74 29337,35 1,07 1,02 0,89 
BC 35032,63 33744,49 28154,94 1,06 1,02 0,85 
CA 34754,32 33467,66 27904,07 1,05 1,01 0,85 
CHIPRE 
13,2 kV 
AB 13887,89 13294,91 12453,33 1,05 1,01 0,94 
BC 13846,19 13248,92 12401,40 1,05 1,00 0,94 
CA 13782,61 13188,25 12337,83 1,04 1,00 0,93 
33 kV 
AB 34997,37 33628,63 31994,68 1,06 1,02 0,97 
BC 35217,58 33865,13 32273,76 1,07 1,03 0,98 
CA 34640,04 33294,80 31667,98 1,05 1,01 0,96 
DORADO 13,2 kV 
AB 14447,65 13335,61 11444,53 1,09 1,01 0,87 
BC 14520,13 13367,15 10714,76 1,10 1,01 0,81 
CA 14651,07 13501,70 10996,50 1,11 1,02 0,83 
DORADA NORTE 13,2 kV 
AB 14027,78 13006,01 11729,33 1,06 0,99 0,89 
BC 14110,29 13055,70 10582,97 1,07 0,99 0,80 
CA 13909,72 12886,72 11627,03 1,05 0,98 0,88 
LA DORADA   
13,2 kV 
AB 14290,10 13055,14 10732,64 1,08 0,99 0,81 
BC 14208,21 13051,78 10754,02 1,08 0,99 0,81 
CA 14221,64 13112,87 10840,18 1,08 0,99 0,82 
33 kV 
AB 35840,13 33287,42 26914,78 1,09 1,01 0,82 
BC 35737,50 33151,23 26823,69 1,08 1,00 0,81 
CA 35564,30 33068,34 26718,16 1,08 1,00 0,81 
115 kV 
AB 122206,76 115726,12 94446,53 1,06 1,01 0,82 
BC 124270,97 117798,50 96191,13 1,08 1,02 0,84 
CA 121704,40 115110,20 93904,20 1,06 1,00 0,82 
ENEA 
13,2 kV 
AB 14120,93 13599,67 10923,29 1,07 1,03 0,83 
BC 14158,27 13608,27 10960,37 1,07 1,03 0,83 
CA 14218,13 13687,38 10986,16 1,08 1,04 0,83 
33 kV 
AB 35116,75 33798,92 26612,25 1,06 1,02 0,81 
BC 35293,31 33990,51 26859,60 1,07 1,03 0,81 
CA 34872,45 33590,18 26452,75 1,06 1,02 0,80 
115 kV 
AB 124024,41 119594,75 113419,79 1,08 1,04 0,99 
BC 123348,68 118977,26 113052,37 1,07 1,03 0,98 
CA 122935,55 118511,49 112193,87 1,07 1,03 0,98 
Capítulo 2. Diagnóstico del sistema (subestaciones 115/33/13,2 y circuitos a 13,2 kV) 67 
 
SUBESTACIÓN BARRAJE FASES 
TENSIONES FASE - FASE [V] TENSIONES FASE - FASE [p.u.] 
MÁXIMA MEDIA MÍNIMA MÁXIMA MEDIA MÍNIMA 
FILADELFIA 
13,2 kV 
AB 14393,23 13563,84 10620,31 1,09 1,03 0,80 
BC 14316,78 13476,66 10561,71 1,08 1,02 0,80 
CA 14434,63 13592,47 10640,44 1,09 1,03 0,81 
33 kV 
AB 34664,38 32783,52 26425,47 1,05 0,99 0,80 
BC 34740,16 32895,34 26487,19 1,05 1,00 0,80 
CA 34536,06 32658,62 26931,43 1,05 0,99 0,82 
FLORENCIA 13,2 kV 
AB 14458,57 13588,80 10582,05 1,10 1,03 0,80 
BC 14245,20 13330,17 10579,63 1,08 1,01 0,80 
CA 14350,69 13501,70 10573,81 1,09 1,02 0,80 
GUARINOCITO 13,2 kV 
AB 15120,85 13926,41 10596,05 1,15 1,06 0,80 
BC 15321,63 13998,58 10652,44 1,16 1,06 0,81 
CA 15167,91 14008,69 10634,37 1,15 1,06 0,81 
LA HERMOSA 
13,2 kV 
AB 13816,05 13288,46 12731,87 1,05 1,01 0,96 
BC 13808,27 13297,92 12777,48 1,05 1,01 0,97 
CA 13894,22 13393,31 12854,82 1,05 1,01 0,97 
33 kV 
AB 33575,27 32359,59 31131,48 1,02 0,98 0,94 
BC 33499,39 32309,60 31155,72 1,02 0,98 0,94 
CA 33230,32 32070,86 30892,15 1,01 0,97 0,94 
115 kV 
AB 124483,59 120323,82 116304,19 1,08 1,05 1,01 
BC 123804,26 119845,45 116222,02 1,08 1,04 1,01 
CA 121864,60 118035,96 114059,73 1,06 1,03 0,99 
ÍNSULA 
13,2 kV 
AB 13853,99 13377,08 12288,72 1,05 1,01 0,93 
BC 13819,00 13348,56 12312,08 1,05 1,01 0,93 
CA 13949,20 13469,83 12403,48 1,06 1,02 0,94 
33 kV 
AB 35255,44 34045,03 31326,00 1,07 1,03 0,95 
BC 34836,58 33651,03 30851,60 1,06 1,02 0,93 
CA 34825,14 33624,68 30890,00 1,06 1,02 0,94 
115 kV 
AB 124328,32 120184,61 92257,41 1,08 1,05 0,80 
BC 123374,54 119225,27 112376,91 1,07 1,04 0,98 
CA 123279,27 118987,34 112024,05 1,07 1,03 0,97 
IRRA 
13,2 kV 
AB 13647,89 13313,25 11981,79 1,03 1,01 0,91 
BC 13605,55 13264,61 11888,73 1,03 1,00 0,90 
CA 13741,30 13445,97 12097,94 1,04 1,02 0,92 
115 kV 
AB 123712,95 118720,41 95293,24 1,08 1,03 0,83 
BC 124911,29 119955,51 96280,09 1,09 1,04 0,84 
CA 123082,37 118234,46 95119,11 1,07 1,03 0,83 
LA MERCED 13,2 kV 
AB 14299,49 13548,76 11288,50 1,08 1,03 0,86 
BC 14259,01 13452,14 11199,18 1,08 1,02 0,85 
CA 14578,70 13800,37 11505,86 1,10 1,05 0,87 
MANIZALES 
13,2 kV 
AB 13853,20 13322,01 12696,38 1,05 1,01 0,96 
BC 13952,13 13431,51 12822,98 1,06 1,02 0,97 
CA 13899,02 13380,12 12754,04 1,05 1,01 0,97 
33 kV 
AB 35080,02 33777,54 32208,90 1,06 1,02 0,98 
BC 34663,49 33387,07 31895,16 1,05 1,01 0,97 
CA 34837,72 33535,24 31916,21 1,06 1,02 0,97 
115 kV 
AB 123165,91 118846,47 113266,50 1,07 1,03 0,98 
BC 122932,77 118754,74 113359,89 1,07 1,03 0,99 
CA 123031,83 118774,43 112741,29 1,07 1,03 0,98 
MARSELLA 13,2 kV 
AB 14957,81 14430,11 10689,98 1,13 1,09 0,81 
BC 14640,48 14109,52 10849,53 1,11 1,07 0,82 
CA 14671,46 14146,18 10901,96 1,11 1,07 0,83 
MANZANARES 
13,2 kV 
AB 14315,03 13733,29 11477,21 1,08 1,04 0,87 
BC 14243,03 13662,74 11437,65 1,08 1,04 0,87 
CA 14330,58 13771,62 11524,00 1,09 1,04 0,87 
33 kV 
AB 35085,67 33669,77 28148,76 1,06 1,02 0,85 
BC 35555,29 34103,55 28459,47 1,08 1,03 0,86 
CA 35068,50 33614,73 28091,78 1,06 1,02 0,85 
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SUBESTACIÓN BARRAJE FASES 
TENSIONES FASE - FASE [V] TENSIONES FASE - FASE [p.u.] 
MÁXIMA MEDIA MÍNIMA MÁXIMA MEDIA MÍNIMA 
115 kV 
AB 122892,75 117845,54 93425,07 1,07 1,02 0,81 
BC 123481,02 118417,78 93930,38 1,07 1,03 0,82 
CA 122713,63 117477,78 93312,15 1,07 1,02 0,81 
LA MANUELA 
13,2 kV 
AB 14371,53 13601,22 10689,36 1,09 1,03 0,81 
BC 14365,71 13547,32 10628,64 1,09 1,03 0,81 
CA 14299,75 13454,87 10658,20 1,08 1,02 0,81 
33 kV 
AB 35044,61 33783,50 27702,98 1,06 1,02 0,84 
BC 34975,24 33729,01 27677,69 1,06 1,02 0,84 
CA 35117,59 33875,48 27781,47 1,06 1,03 0,84 
LA MARGARITA 13,2 kV 
AB 14012,17 13416,80 10653,38 1,06 1,02 0,81 
BC 14087,98 13503,24 10598,60 1,07 1,02 0,80 
CA 14146,71 13502,74 10608,81 1,07 1,02 0,80 
MARMATO 
13,2 kV 
AB 13350,70 13119,98 12895,62 1,01 0,99 0,98 
BC 13353,51 13114,25 12866,31 1,01 0,99 0,97 
CA 13251,31 13020,75 12788,28 1,00 0,99 0,97 
33 kV 
AB 34870,40 33492,93 31860,85 1,06 1,01 0,97 
BC 35103,95 33742,39 32159,30 1,06 1,02 0,97 
CA 34823,16 33448,21 31800,52 1,06 1,01 0,96 
MISTRATO 13,2 kV 
AB 13821,57 13372,29 10879,22 1,05 1,01 0,82 
BC 13848,56 13428,00 10889,32 1,05 1,02 0,82 
CA 13768,89 13302,93 10754,67 1,04 1,01 0,81 
NEIRA 
13,2 kV 
AB 13480,11 12956,64 10650,05 1,02 0,98 0,81 
BC 13725,90 13176,50 10610,25 1,04 1,00 0,80 
CA 13564,75 13042,42 10721,28 1,03 0,99 0,81 
33 kV 
AB 34972,66 33586,88 27006,39 1,06 1,02 0,82 
BC 34965,09 33570,49 26973,28 1,06 1,02 0,82 
CA 34816,38 33469,45 26845,40 1,06 1,01 0,81 
NORCASIA 
13,2 kV 
AB 14390,89 13411,28 10643,82 1,09 1,02 0,81 
BC 14409,78 13374,65 10649,35 1,09 1,01 0,81 
CA 14367,35 13310,95 10612,67 1,09 1,01 0,80 
33 kV 
AB 35375,50 32888,99 29268,58 1,07 1,00 0,89 
BC 35410,13 32922,30 26403,75 1,07 1,00 0,80 
CA 35999,89 33363,23 26777,40 1,09 1,01 0,81 
PUEBLO RICO 13,2 kV 
AB 13936,55 13187,86 10779,45 1,06 1,00 0,82 
BC 14095,78 13310,06 10869,27 1,07 1,01 0,82 
CA 14054,89 13278,66 10859,40 1,06 1,01 0,82 
PERALONSO 
13,2 kV 
AB 13673,33 13185,46 11793,65 1,04 1,00 0,89 
BC 13622,94 13151,52 11770,52 1,03 1,00 0,89 
CA 13548,75 13070,69 11705,02 1,03 0,99 0,89 
33 kV 
AB 36754,52 35345,97 31836,25 1,11 1,07 0,96 
BC 36647,87 35263,17 31711,36 1,11 1,07 0,96 
CA 36370,71 34975,88 31458,76 1,10 1,06 0,95 
115 kV 
AB 123942,04 119501,97 110703,20 1,08 1,04 0,96 
BC 123961,98 119583,92 110799,41 1,08 1,04 0,96 
CA 121981,40 117668,89 109049,31 1,06 1,02 0,95 
PENSILVANIA 13,2 kV 
AB 14971,75 14340,23 10581,20 1,13 1,09 0,80 
BC 14835,02 14198,27 10563,32 1,12 1,08 0,80 
CA 14758,43 14128,89 10651,53 1,12 1,07 0,81 
RIOSUCIO 
13,2 kV 
AB 13690,91 13338,36 10937,40 1,04 1,01 0,83 
BC 13604,67 13240,43 10867,34 1,03 1,00 0,82 
CA 13689,21 13321,66 10940,51 1,04 1,01 0,83 
33 kV 
AB 34502,65 33287,34 28889,63 1,05 1,01 0,88 
BC 34577,75 33413,73 28977,99 1,05 1,01 0,88 
CA 34350,95 33157,58 28779,95 1,04 1,00 0,87 
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SUBESTACIÓN BARRAJE FASES 
TENSIONES FASE - FASE [V] TENSIONES FASE - FASE [p.u.] 
MÁXIMA MEDIA MÍNIMA MÁXIMA MEDIA MÍNIMA 
115 kV 
AB 124012,53 118845,38 95347,98 1,08 1,03 0,83 
BC 123176,50 118096,92 94693,99 1,07 1,03 0,82 
CA 122375,65 117398,80 94365,09 1,06 1,02 0,82 
LA ROSA 
13,2 kV 
AB 13363,80 13132,09 11062,48 1,01 0,99 0,84 
BC 13421,43 13167,51 11081,64 1,02 1,00 0,84 
CA 13427,83 13170,12 11085,22 1,02 1,00 0,84 
33 kV 
AB 34992,11 33607,57 31175,65 1,06 1,02 0,94 
BC 35080,87 33734,82 30918,62 1,06 1,02 0,94 
CA 34435,73 33103,04 30277,59 1,04 1,00 0,92 
115 kV 
AB 121430,81 116603,87 107506,98 1,06 1,01 0,93 
BC 121438,09 116466,71 107476,25 1,06 1,01 0,93 
CA 121441,85 117257,94 107644,78 1,06 1,02 0,94 
RISARALDA 
13,2 kV 
AB 14419,95 13781,12 10645,24 1,09 1,04 0,81 
BC 14425,35 13786,90 10680,26 1,09 1,04 0,81 
CA 14573,67 13911,78 10802,10 1,10 1,05 0,82 
33 kV 
AB 34898,95 33519,68 26566,40 1,06 1,02 0,81 
BC 35091,46 33686,87 26529,33 1,06 1,02 0,80 
CA 34690,96 33300,60 26720,68 1,05 1,01 0,81 
SANTUARIO 13,2 kV 
AB 14792,51 13969,19 10819,74 1,12 1,06 0,82 
BC 14760,13 13964,07 10571,11 1,12 1,06 0,80 
CA 14932,67 14089,88 10642,46 1,13 1,07 0,81 
SALAMINA 
13,2 kV 
AB 13847,44 13147,31 11843,94 1,05 1,00 0,90 
BC 13996,22 13284,08 12004,14 1,06 1,01 0,91 
CA 13851,42 13140,88 11798,64 1,05 1,00 0,89 
33 kV 
AB 34973,78 33086,23 29845,92 1,06 1,00 0,90 
BC 35051,12 33197,48 30011,71 1,06 1,01 0,91 
CA 34663,47 32806,16 29480,60 1,05 0,99 0,89 
115 kV 
AB 121578,96 116485,21 94292,13 1,06 1,01 0,82 
BC 123933,89 118672,29 95826,70 1,08 1,03 0,83 
CA 123627,72 118481,78 95673,02 1,08 1,03 0,83 
SAMANÁ 13,2 kV 
AB 14151,45 13478,63 10684,73 1,07 1,02 0,81 
BC 14374,24 13733,02 10592,67 1,09 1,04 0,80 
CA 14305,58 13651,41 10772,46 1,08 1,03 0,82 
SUPIA 
13,2 kV 
AB 13617,84 13221,54 10824,02 1,03 1,00 0,82 
BC 13633,42 13225,12 10713,51 1,03 1,00 0,81 
CA 13550,17 13162,91 10584,98 1,03 1,00 0,80 
33 kV 
AB 34316,56 33392,05 26781,34 1,04 1,01 0,81 
BC 34202,25 33313,32 26663,93 1,04 1,01 0,81 
CA 33918,50 33019,85 26402,80 1,03 1,00 0,80 
VITERBO 
13,2 kV 
AB 14048,05 13292,09 10943,21 1,06 1,01 0,83 
BC 13955,16 13210,18 10847,15 1,06 1,00 0,82 
CA 14001,64 13274,42 10914,71 1,06 1,01 0,83 
33 kV 
AB 34836,52 32985,98 27179,39 1,06 1,00 0,82 
BC 34612,05 32752,78 26993,38 1,05 0,99 0,82 
CA 34708,04 32881,76 27061,86 1,05 1,00 0,82 
115 kV 
AB 124643,14 119657,93 107495,51 1,08 1,04 0,93 
BC 124838,87 119810,33 107525,98 1,09 1,04 0,94 
CA 124286,96 119054,99 107021,27 1,08 1,04 0,93 
VICTORIA 
13,2 kV 
AB 14002,90 13360,89 12294,83 1,06 1,01 0,93 
BC 14129,79 13516,55 12513,54 1,07 1,02 0,95 
CA 14005,01 13375,52 12392,59 1,06 1,01 0,94 
33 kV 
AB 35219,23 33618,67 31026,64 1,07 1,02 0,94 
BC 35134,45 33588,71 30954,21 1,06 1,02 0,94 
CA 35434,91 33881,78 31445,33 1,07 1,03 0,95 
115 kV 
AB 122676,97 117158,23 107914,28 1,07 1,02 0,94 
BC 124045,46 118513,15 109960,72 1,08 1,03 0,96 
CA 123054,44 117412,92 108311,64 1,07 1,02 0,94 
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SUBESTACIÓN BARRAJE FASES 
TENSIONES FASE - FASE [V] TENSIONES FASE - FASE [p.u.] 
MÁXIMA MEDIA MÍNIMA MÁXIMA MEDIA MÍNIMA 
LA VIRGINIA 
13,2 kV 
AB 14205,89 13434,06 10841,72 1,08 1,02 0,82 
BC 14140,77 13436,44 10846,34 1,07 1,02 0,82 
CA 14032,90 13327,90 10636,09 1,06 1,01 0,81 
33 kV 
AB 34392,54 32632,47 26604,01 1,04 0,99 0,81 
BC 34428,64 32640,21 26654,38 1,04 0,99 0,81 
CA 34065,36 32442,39 28394,15 1,03 0,98 0,86 
VILLAMARIA 
13,2 kV 
AB 13938,51 13394,51 11115,65 1,06 1,01 0,84 
BC 13763,31 13209,83 10944,96 1,04 1,00 0,83 
CA 13844,42 13302,11 11029,04 1,05 1,01 0,84 
33 kV 
AB 34862,84 33772,61 32169,72 1,06 1,02 0,97 
BC 34979,44 33668,37 28045,86 1,06 1,02 0,85 
CA 34827,41 33791,51 32160,05 1,06 1,02 0,97 
 
Se observan tensiones por encima del rango definido de +10% y otras por debajo del rango 
del -10%.  Como medida estimada, se trabajaría con el valor medio por subestación y nivel 
de tensión, el cual asociamos como valor de operación normal y que nos sirve como 
referencia para comprender el comportamiento en los diferentes nodos de los circuitos 
objeto de análisis. 
 3. Metodología: requerimientos e 
información para su aplicación 
En este capítulo se abordará, con base en la información mostrada, la metodología que se 
plantea para la reconfiguración optima de los circuitos a 13,2 kV de CHEC. 
 
Fundamentos de la metodología: 
 
 Se considera la topología del circuito.  
 Se considera el desbalance de las cargas conectadas al sistema. 
 Se consideran las medidas en la cabecera de cada circuito o en la subestación 
(potencias activa, reactiva, aparente, corrientes, voltajes) donde se disponga de 
ellas. 
 Se considera el comportamiento de la curva de carga horaria para cada circuito. 
 Se considera el consumo mensual de energía de los transformadores (estos 
agrupan los usuarios y son la carga de cada circuito).  
 
Para la aplicación de la metodología se requiere de la siguiente información:  
 
 Potencias y/o Corrientes por fase medidas en la cabecera del circuito primario. 
 Voltajes medidos en la cabecera del circuito primario (si se tienen). 
 Topología del circuito primario por tramos. Cada tramo debe estar especificado por:  
o Nodo inicial.  
o Nodo final.  
o Cantidad de fases, configuración con su correspondiente identificación (A-
B-C-AB-BC-CA-ABC). 
o Longitud por tramo.  
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o Conductor utilizado por tramo. 
o Topología, es decir, distancias entre fases y disposición. 
o Capacidad del conductor. 
o Ubicación geográfica.  
 Transformador de distribución asociado a un nodo de recibo con: 
o Tipo de transformador (3F - 2F - 1F). 
o Fases del tramo a las que está conectado. 
o Energía mensual facturada.  
 Ubicación de equipos de seccionamiento (reconectadores, switches, etc.) 
normalmente cerrados y normalmente abiertos existentes en la red. 
 
Como se puede observar, la información requerida debe estar disponible en el sistema de 
información de la CHEC, ya que consta de: medidas en la subestación, información 
constructiva de la red y datos de facturación o medidas de macro-medidores a nivel de 
transformador. 
 
3.1 Metodología para el cálculo 
La metodología intenta replicar el comportamiento natural del circuito con la información 
disponible de éste. Inicia en la repartición ponderada de la potencia de la cabecera de la 
subestación entre los transformadores del circuito y, a través de un proceso iterativo, 
encuentra el valor de las cargas que hacen que se obtenga los valores medidos en la 
subestación. 
  
El modelo de los tramos de red tanto aéreos como subterráneos es importante dado que 
hacen parte de los elementos que interconectan los nodos y permiten la transmisión de 
energía por la red. Es importante incluir en el análisis el espaciamiento entre conductores 
y el cálculo de las matrices de impedancia y admitancia de fase sin asumir transposición 
en las líneas. El modelo para las líneas se compone de una matriz de impedancia serie de 
tamaño (nXn), y de las matrices de capacitancia en derivación de tamaño (nXn), donde n 
representa el número de conductores que posee la línea (ver Anexo A).  
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La metodología implica la solución de un problema de programación no lineal entero mixto, 
donde su espacio de solución depende exponencialmente del tamaño del problema. Por 
tal razón, algunas estrategias son implementadas para la reducción del espacio de solución 
y, consecuentemente, su complejidad computacional. 
 
La técnica de solución utilizada pertenece a la familia de técnicas de optimización 
evolutivas. Particularmente, se utiliza el algoritmo genético propuesto por Chu-Beasley [23] 
(AGCB), en donde se considera una curva de duración de carga discretizada en tres 
niveles con periodos de tiempo dinámicos según el comportamiento de la carga para cada 
subestación. Esta discretización se constituye en la primera simplificación con fines de 
reducir el esfuerzo computacional invertido en la solución de los problemas.  
 
3.1.1 Algoritmo genético de CHU-BEASLEY (AGCB) 
En la década de los años 90 el algoritmo genético básico tomó gran popularidad y desde 
entonces ha sido mundialmente acogido para resolver problemas complejos de 
optimización matemática [24]. Sin embargo en 1997 surge una versión modificada del AG 
planteada por P.C. Chu y J. Beasley [23] que lo mejora en alto grado en cuanto a la 
orientación de la búsqueda hacia un óptimo global del problema y por lo tanto es 
considerada como una técnica metaheurística y como un algoritmo muy competitivo para 
evaluar sistemas de gran tamaño. 
 
En el AGCB básicamente se ha tomado como prioridad garantizar la diversidad entre los 
cromosomas que conforman la población durante todo el proceso reemplazando solo un 
individuo (cromosoma) por cada ciclo generacional bajo unas condiciones de optimalidad 
y/o factibilidad establecidas. 
 
De igual manera que el AG básico, el AGCB se vale de los operadores de selección, 
crossover y mutación. En este nuevo algoritmo algunos de ellos toman unas ligeras 
variaciones siendo la más notable la inclusión de una función que devuelva el grado de 
infactibilidad de una configuración que trabajará en conjunto con la función fitness. Dicho 
esto, el AGCB puede presentarse brevemente como el conjunto de los siguientes pasos: 
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 Generar una población inicial: al igual que su análogo básico, la población inicial en 
el AGCB puede darse como factible o no y el hecho de iniciar con individuos 
factibles resulta en mejores convergencias y tiempo computacional empleado. Sin 
embargo al iniciar dicho algoritmo se debe garantizar una buena diversidad entre 
los primeros individuos del proceso evolutivo. Normalmente se suele generar la 
población inicial con algoritmos inicializadores que devuelvan de manera aleatoria 
individuos factibles con buenos índices de diversidad para mejores resultados. 
Garantizar una diversidad cromosómica mínima en una población es el factor más 
importante en el AGCB, por lo tanto desde la población inicial y en todos sus 
descendientes se debe cumplir que todos sus individuos se diferencian en al menos 
N posiciones (bits) entre sí, en donde N indica la diversidad misma, el cual será un 
parámetro de control del AGCB. 
 Selección: este operador define las configuraciones padres de la próxima 
generación. En el AGCB se debe generar cada vez un solo individuo, es decir, 
seleccionar dos padres y hacerse de manera completamente aleatoria. El tipo de 
operador de selección que se ajusta a ello es la selección por torneo. Esta 
estrategia tiene como ventaja encontrar soluciones de alta calidad y garantizar 
diversidad en la población a lo largo de las generaciones. Para llevar a cabo la 
puntuación de cada individuo se hacen necesarias dos funciones: una función de 
adaptabilidad (fitness) para adaptar el valor de la función objetivo y una función de 
penalización para cuantificar la infactibilidad de cada uno de dichos individuos. 
Normalmente esta última devuelve valores positivos directamente proporcionales 
al sobrepaso de una restricción y devuelve un valor cero o negativo cuando la 
configuración es totalmente factible. En esta etapa también debe identificarse el 
peor individuo de la población, lo cual se hace indagando quién de ellos posee peor 
valor de función fitness y/o peor valor de infactibilidad. 
 Crossover: los dos padres seleccionados en los dos torneos se emparejarán 
mediante el operador de crossover de un punto dando como resultado dos 
descendientes genéticamente complementarios de quienes se tendrá en cuenta 
sólo el mejor en cuanto a optimalidad y factibilidad; o también podrá escogerse 
alguno de manera aleatoria. Este descendiente posteriormente será sometido a 
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una evaluación para determinar si podrá entrar a la población para continuar con el 
proceso. 
 Mutación: luego al escogido de los dos nuevos descendientes se le aplica el 
operador de mutación bit a bit de igual manera que en el AG básico. Para este caso, 
como tasa de mutación se suelen usar valores más elevados lo que significa 
mutaciones más sucesivas. 
 Etapa de mejoramiento y evaluación del descendiente: después de la mutación, el 
individuo se somete a una etapa de mejoramiento que consiste en aplicar una 
técnica heurística constructiva para aumentar su calidad. La mejora se realiza con 
la finalidad de reducir la infactibilidad y de aumentar la calidad del individuo en 
cuestión. Después de realizar la etapa de mejoramiento se deben eliminar las 
configuraciones redundantes, luego el mejor descendiente resultante del paso 
anterior podrá reemplazar el peor individuo de la generación actual de acuerdo a la 
decisión indicada por el siguiente diagrama de decisión (ver Figura 3-1), el cual 
está basado en criterios de optimalidad, diversidad y factibilidad. 
 
Figura 3-1: Criterio de escogencia de nuevo descendiente. 
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El diagrama anterior obedece a los siguientes criterios para el reemplazo del nuevo 
descendiente por la peor configuración de la población: 
 
 Preferencia por optimalidad: una configuración factible siempre es mejor que 
cualquier infactible, pero sólo es mejor que otra factible siempre y cuando esta 
última tenga peor función fitness. 
 Preferencia por factibilidad: una configuración infactible es mejor que alguna otra 
infactible siempre y cuando esta última tenga mayor valor de función de 
infactibilidad. 
 Preferencia por diversidad: si una configuración factible es de mejor calidad que 
todas las existentes en una población (mejor que la incumbente actual), así 
incumpla la diversidad mínima requerida, dicha configuración podrá entrar en la 
población y se deben eliminar las configuraciones en ella que no le permitían entrar. 
Esto es conocido como criterio de aspiración. De lo contrario, si no es mejor que la 
incumbente actual, esta nueva configuración se descarta por incumplir la diversidad 
requerida. Este criterio se aplica en las fases de “Chequeo de diversidad” ubicados 
en la Figura 3-1. 
 
 
En la Figura 3-2 se muestra el diagrama esquemático del algoritmo genético de                 
Chu-Beasley, del cual se definirán las acciones abordadas en cada etapa, explicando su 
funcionamiento y abordando ejemplos en cada una. 
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Figura 3-2: Diagrama esquemático del algoritmo genético de Chu-Beasley. 
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Generación de la población inicial: El algoritmo genético básico empieza valiéndose de 
una población inicial compuesta por un número de soluciones (individuos) codificadas y 
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representadas como cadenas con número de elementos igual al número de variables de 
decisión. Esta población inicial es generada de manera aleatoria y puede ser factible o no, 
aunque es de esperarse que las soluciones finales entregadas por el algoritmo no 
dependan de la decisión de esta situación. Estudios previos han llegado a determinar que 
usar una población factible en el arranque del proceso garantiza un buen grado de 
convergencia a una mejor solución para el problema empleando menores tiempos 
computacionales. Dicha población también debe poseer buenos índices de diversidad 
entre los individuos para que de esta forma el algoritmo inicie y cada vez vaya explorando 
áreas del espacio de búsqueda diferentes. 
 
El tamaño de la población inicial determinará la cantidad de soluciones a manejar en todo 
el proceso, lo que la hace un factor importante en su convergencia. Por ello lo más 
conveniente es utilizar un tamaño de población guardando proporción al tamaño del 
problema, lo que dará finalmente soluciones de mejor calidad en buen tiempo 
computacional, de lo contrario, el algoritmo puede converger prematuramente y paralizarse 
en óptimos locales. 
 
A continuación se ilustra un ejemplo de una población de soluciones de tamaño cuatro con 
diez variables de decisión: 
 
Figura 3-3: Ejemplo de población. 
 
Operador de selección - Selección por torneo: A cada individuo de la población le es 
inherente un valor o puntuación de la función objetivo relacionado con la calidad de dicha 
solución. Este operador se encarga de simular la presión ejercida por la naturaleza al 
individuo y por ende determinar la adaptación de un individuo al problema y la probabilidad 
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de que el mismo sea seleccionado para reproducirse cruzando su material genético con 
otro individuo seleccionado de igual forma. En la naturaleza esto equivaldría al grado de 
efectividad de un organismo para competir por unos determinados recursos. 
 
Para que el proceso evolutivo de las soluciones sea eficiente, es necesario que exista 
buena selectividad entre las soluciones, es decir, el conjunto de las funciones objetivo 
correspondientes a los individuos deben ser significativamente diferentes para que el 
algoritmo pueda diferenciar con mayor facilidad los individuos de mejor calidad de los de 
peor calidad. 
 
Para hacer esto, se recurre a aplicar funciones equivalentes a la función objetivo conocidas 
como funciones de adaptabilidad o fitness, con la finalidad de distribuir mejor los valores 
de la función objetivo y hacer que las respuestas de mejor calidad luzcan mejor y que las 
de peor calidad luzcan peor sin descartar estas últimas. 
 
En cuanto se disponga de una buena distancia proporcional entre las funciones objetivo, 
se procede a someter a los individuos a un concurso con el objetivo de determinar el 
derecho al número de descendientes. 
 
Existen varias maneras de efectuar dicho concurso que debe ser estadísticamente 
proporcional a la calidad de las soluciones. A continuación se describe la metodología 
utilizada en todas las estrategias empleadas. 
 
La metodología de selección consiste en escoger aleatoriamente un número k de 
individuos de la población (k < Tamaño de la población) y, de ese subconjunto escoger 
para la reproducción el individuo con mejor función de adaptación. El paso anterior es 
repetido, las veces que sean necesarias, para conformar el conjunto de individuos que 
tienen derecho a reproducirse. Recuérdese que este conjunto tiene el mismo número de 
individuos que la población original. A medida que k crece (se aproxima a n) el proceso de 
selección se vuelve más determinístico. A medida que k disminuye (se aproxima a 1) el 
proceso se vuelve más aleatorio.  
 
Para esta metodología es necesario escoger adecuadamente un valor de k, el cual se 
ajusta de acuerdo al tamaño y complejidad del problema. Un valor de k no apropiado puede 
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conllevar a que el proceso caiga en óptimos locales pues disminuiría la diversidad de las 
poblaciones. Estudios previos recomiendan un valor de k igual a 2 para problemas de 
pequeñas poblaciones, sin embargo este valor podrá incrementarse en problemas con 
poblaciones más grandes. Retomando la población y funciones fitness del ejemplo anterior 
y realizando una selección por torneo con k=2 y n=4, se puede ilustrar uno de los posibles 
resultados en la Figura 3-4: 
 
Figura 3-4: Ejemplo de selección por torneo. 
 
Terminados los torneos, los resultados se pueden integrar en una pequeña tabla respecto 
al número de descendientes para luego asignarse las parejas de padres de manera 
aleatoria, de igual forma que en la selección proporcional, tal como se ilustra en la Tabla 
3-1 y Tabla 3-2. 
 
Tabla 3-1: Ejemplo de asignación de descendientes para selección por torneo. 
 
 
Tabla 3-2: Ejemplo de parejas formadas para la obtención de descendientes por 
torneo. 
 
 
Operador de cruzamiento: A los individuos que han sido seleccionados para reproducirse 
les han sido asignados el derecho a un número de descendientes mediante el operador de 
selección, posteriormente se deben conformar las parejas válidas aleatoriamente para dar 
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lugar a la reproducción, la cual a nivel genético es el cruzamiento o recombinación de las 
cadenas cromosómicas de los padres como ya anteriormente se expuso. En los AG el 
fenómeno de crossover es similar, pues consiste en generar los vectores de los 
descendientes mediante una recombinación de los vectores de los padres, esto es, 
partiendo de los vectores de los padres se obtendrán como resultado 2 vectores 
descendientes: el primero con unos segmentos del padre y otros de la madre y el segundo 
estará compuesto con los segmentos que no fueron heredados en el primero, o sea, 
complementario genético. 
 
En este punto cabe anotar que aunque el operador de crossover del AG no es exactamente 
análogo al original planteado en la teoría evolutiva, el cual realmente es más complejo 
(división y duplicación), intenta simularlo y ha sido aceptado puesto que ofrece de una 
manera sencilla e igualmente válida la generación de diversidad genética en el proceso del 
AG realmente, este operador del AG es el menos parecido a los usados en el campo de la 
genética. 
 
Para este operador se asigna un valor conocido como tasa de crossover (ρc) que se 
aplicará en todo el proceso del AG y que se encontrará entre los valores de 0 y 1. Esta 
tasa contribuirá a la decisión del cruzamiento de una pareja de soluciones, pues esta cifra 
implica la probabilidad que indicará si el cruzamiento se hace o no. Normalmente se suele 
definir una tasa de crossover elevados: 0,7 a 1; esto para conllevar a que las soluciones 
se recombinen continuamente para dar mejor diversidad a las poblaciones y dar lugar a 
una mejor convergencia. No obstante, de acuerdo a la complejidad del problema, se suele 
cambiar este valor a uno menor para que las áreas de búsqueda en el espacio de solución 
no se dispersen demasiado entre iteraciones del AG. 
 
Si la tasa de crossover mínima necesaria es sobrepasada dado un evento aleatorio, el 
cruzamiento genético de los individuos se lleva a cabo y lo que se hace inmediatamente 
es definir de manera aleatoria una posición o punto de cruce entre los cromosomas padre. 
Si de manera contraria la tasa de crossover no es sobrepasada, los individuos que 
componen la pareja pasarán intactos a la siguiente etapa del proceso. 
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Figura 3-5: Ejemplo de crossover. 
 
 
A continuación se ilustran tres maneras de efectuar el crossover entre un par de individuos, 
las cuales son empleadas en la literatura especializada. Estas son: 
 
 Crossover sencillo (Single-point Crossover): se usa un único punto para la 
recombinación. Se emplea en problemas con soluciones de corta longitud 
cromosómica.  
 Crossover multipunto (Multipoint Crossover): se usan varios puntos para efectuar 
la recombinación. Se emplea en problemas con soluciones de larga longitud 
cromosómica. 
 Crossover uniforme (Uniform Crossover): la recombinación se evalúa bit a bit con 
cada uno de los elementos de una configuración, es poco utilizada por su 
ineficiencia. 
 
Operador de mutación: Después de generados los nuevos individuos a causa del 
crossover, estos deben pasar por el operador de mutación, el cual los alterará para crear 
en ellos nuevos atributos, siendo muy análogo a la mutación biológica. El propósito de la 
mutación en los AG es proveer un mecanismo que mantenga la diversidad genética entre 
una generación, evitando que el proceso evolutivo se ralentice o pare y así escapar de los 
óptimos locales posiblemente lejanos del óptimo global. Aplicar este operador también 
implica desplazar las zonas de búsqueda de soluciones hacia zonas del espacio que no 
pueden ser alcanzadas por medio de otros operadores genéticos. 
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La mutación en los AG consiste en alterar el valor existente en una o varias posiciones de 
la cadena cromosómica de un individuo involucrando una probabilidad. Dado que este 
operador puede considerarse como el responsable de determinar el salto entre fronteras 
de distintas áreas de búsqueda, dichas alteraciones deben efectuarse con el cuidado de 
no crear individuos muy diferentes de los producidos por el crossover para poder garantizar 
que dichas áreas sean en buen grado vecinas, pues de lo contrario esto conllevaría a 
perder el sentido de búsqueda de buenas soluciones, convirtiendo el proceso en uno 
netamente aleatorio. 
 
Tal como en el caso del operador de crossover, al operador de mutación también le es 
inherente una tasa de mutación (ρm) la cual determinará la probabilidad de ejecutar la 
mutación en una posición aleatoriamente definida posteriormente. Dicha tasa se define 
para cada problema con un valor entre 0 y 1. Así entonces una tasa de mutación de 0,05 
significa un 5% de probabilidad de mutar cierta posición del cromosoma. Normalmente ρm 
debe obtener valores bajos (entre 0,05 y 0,15). Finalmente si la mutación es aceptada, se 
debe generar un evento aleatorio que determine el elemento a ser mutado. En realidad 
este operador es quizá el más sencillo de implementar y en buen grado personalizable, por 
ello pueden existir diversas maneras de efectuar la mutación de las soluciones siempre y 
cuando se guarde un equilibrio determinístico-probabilístico. 
 
A continuación se presentan dos maneras empleadas en la literatura: 
 
 Mutación bit a bit: este tipo de mutación es la más conocida y aplicada y consiste 
en evaluar la mutación para cada bit del individuo, es decir, para cada posición de 
su cadena se genera aleatoriamente un número del 0 al 1; si dicho valor se 
encuentra entre 0 y ρm la mutación se efectúa y se realiza cambiando el valor 
existente de la posición a su inmediato superior o inferior de la secuencia denotada 
por la codificación empleada.  
 
Figura 3-6: Ejemplo de mutación bit a bit. 
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 Mutación por población: la mutación bit a bit puede llegar a consumir mucho tiempo 
computacional, esto es evidente en la medida que se presenten problemas de 
enorme tamaño, en donde se obtienen cadenas cromosómicas de gran longitud y 
es en estos casos donde evaluar la mutación en cada bit puede presentar mayor 
trabajo. La mutación por población ofrece una manera más rápida y práctica 
tomando la población como un todo, es decir, como un gran cromosoma de longitud 
de n veces la longitud de uno de sus individuos, siendo n el número de individuos 
y en donde la cantidad de mutaciones estará dada por el producto de ρm por dicha 
longitud. Luego las posiciones que serán mutadas corresponderán a una cantidad 
de números aleatorios (correspondiente a la cantidad de mutaciones encontradas), 
cada uno lanzado entre 1 y la longitud del nuevo gran cromosoma. En dichas 
posiciones se hace el cambio del valor existente a un valor inmediatamente superior 
o inferior de la secuencia denotada por la codificación empleada.  
 
Figura 3-7: Ejemplo de mutación por población. 
 
Ciclo generacional y criterio de parada: Al someter una población de soluciones a este 
proceso de transformaciones, en donde se le aplican los operadores genéticos en la misma 
secuencia que se expusieron, se obtiene una población nueva que se denominará 
descendiente de la anterior y hasta este punto se puede decir que ha transcurrido una 
generación o un ciclo generacional. El AG es un proceso iterativo que consiste en someter 
la población resultante de cada ciclo generacional (iteración) al proceso genético 
nuevamente y así sucesivamente, generando nuevos individuos (soluciones), propagando 
a lo largo sus buenas características hasta que se cumpla uno de los criterios de parada. 
Ya en este punto se puede reincidir que, dado que entre iteraciones las poblaciones serán 
en ciertos modos similares o vecinas (descendientes) y se irán evaluando en la función 
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objetivo buscando cada vez una mejor, el AG se define como un método de búsqueda 
usando vecindad. 
 
El AG es un algoritmo iterativo el cual se puede parar si sucede alguna de las siguientes 
situaciones: 
 
 Se ha alcanzado un número de ciclos generacionales especificado.  
 Se ha obtenido una solución con calidad mínima especificada. 
 Se llega a sucesivas poblaciones homogéneas, es decir, el proceso evolutivo para 
porque pierde diversidad. 
 
 
Estructura de vecindad: La estructura de vecindad empleada es la más utilizada en este 
tipo de problemas, esta consiste en definir una solución vecina de la solución actual 
variando el punto de interconexión y a la par eligiendo un nuevo punto de corte. Con lo 
anterior, se asegura que los vecinos establecidos no presenten problemas de radialidad. 
 
Con la estructura de vecindad establecida, el AGCB podrá explorar las diferentes 
soluciones en la reconfiguración de los circuitos con el fin de cumplir con el objetivo de 
minimizar pérdidas. 
 
 
Entendido el esquema general de funcionamiento del AGCB, en la Figura 3-8 se muestra, 
en forma general, el esquema del proceso de reconfiguración del sistema analizado, 
enmarcado las actividades objeto de la técnica de solución empleada, el AGCB. 
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Figura 3-8: Esquema general del proceso de reconfiguración del sistema. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
3.1.2 Pérdidas técnicas, base de la metodología 
Las pérdidas técnicas son inherentes al sistema eléctrico, debido a que todos los 
dispositivos eléctricos poseen una resistencia y al existir un flujo de corriente a través de 
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ellos se producen pérdidas de potencia (I2 R). La integración en el tiempo de estas pérdidas 
de potencia produce las pérdidas de energía.  
 
La energía consumida por los dispositivos del sistema y que no es aprovechable, se 
denomina pérdidas técnicas. Así, las pérdidas técnicas se deben a la disipación de energía 
en dispositivos y lugares tales como: líneas, núcleos de los transformadores y conexiones 
entre otros. Además, se pueden presentar pérdidas por fenómenos tales como: fallas de 
alta impedancia, conexiones de mala calidad, conductores mal dimensionados, entre otros. 
 
La magnitud de la disipación de energía depende en gran medida del patrón de carga de 
las líneas de transmisión, de los diferentes tipos de carga, del diseño de las líneas, entre 
otros. Este tipo de pérdidas, aunque no se pueden eliminar, pueden ser reducidas. Entre 
los factores que contribuyen a las altas pérdidas técnicas están: 
 
 Electrificación rural de gran escala. 
 Muchos o muy pocos puntos de transformación. 
 Un bajo factor de potencia. 
 Manejo inapropiado de la carga. 
 Transformadores de distribución que no están localizados en el centro de carga. 
 Circuitos de gran longitud. 
 Altos flujos de reactivos. 
 Bajos niveles de tensión. 
 Inadecuada distribución de flujos de potencia por los elementos del sistema. 
 Nivel de desbalance de las corrientes en las fases del sistema. 
 
Para el cálculo de las pérdidas técnicas de un sistema de distribución, es utilizada una 
herramienta llamada flujo de carga, la cual permite conocer el estado de operación de dicho 
sistema. 
 
A continuación, en la Figura 3-9 y Figura 3-10, se explica la metodología implementada 
para el cálculo de las pérdidas técnicas. 
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Figura 3-9: Modelo trifásico del circuito primario. 
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Figura 3-10: Diagrama de flujo del cálculo de pérdidas técnicas. 
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Cálculo de la energía mensual demandada por fase: 
A partir del consumo de energía mensual de cada transformador, se calcula un consumo 
aproximado de energía por fase de cada transformador. Este consumo se calcula 
considerando condiciones balanceadas de la carga y posteriormente es agregado para 
obtener un consumo de energía por fase en la cabecera del circuito. En la Figura 3-11 se 
muestra un ejemplo del cálculo de la energía por fase. 
 
Figura 3-11: Ejemplo de cálculo de la distribución de la energía por fase. 
105 kWh
90 kWh
30 kWh
90 KWh
120 kWh
15 kWh
30
30
30 60
60
15
 
Estos valores serán utilizados como factores de distribución de la potencia de la fuente 
entre los diferentes transformadores, definido como: 
 
𝑓𝑑𝑖
𝑎,𝑏,𝑐 =
𝐸𝑖
𝑎,𝑏,𝑐
𝐸𝑡𝑎,𝑏,𝑐
                   (3.1) 
 
Dónde: 
 
𝑓𝑑𝑖
𝑎,𝑏,𝑐: Es el factor de distribución del transformador i para la potencia de la fase a, b, o c. 
𝐸𝑖
𝑎,𝑏,𝑐: Es la energía mensual demandada en la fase a, b o c del transformador i calculada 
a través de: 
 
𝐸𝑖
𝑎,𝑏,𝑐 =
𝑘𝑊ℎ/𝑚𝑒𝑠
𝑘
                  (3.2)  
 
Con k=1 para transformadores fase-neutro (tierra). 
        k=2 para transformadores fase-fase.  
        k=3 para transformadores trifásicos. 
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𝐸𝑡𝑎,𝑏,𝑐: Es la energía total demandada en la fase a, b o c, calculada como: 
 
𝐸𝑡𝑎,𝑏,𝑐 = ∑ 𝐸𝑖
𝑎,𝑏,𝑐𝑁
𝑖=1                    (3.3) 
 
Donde N es la cantidad de transformadores conectados a la fase a, b o c. 
 
Aunque la energía demandada por el transformador se divide por el número de fases 
considerando condiciones balanceadas de la carga, el factor de distribución tiene en 
cuenta la demanda total de la fase, la cual es diferente entre fases; por lo tanto, los factores 
también son diferentes para cada fase del transformador. Esto permite considerar el 
desbalanceo inherente de la red. 
 
Cálculo de la potencia por fase: 
Con los datos de voltaje y corriente en la cabecera de la subestación, se calcula la 
magnitud de la potencia monofásica de entrada (𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐼) por fase en una hora determinada. 
 
𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐼 = 𝑉𝑎,𝑏,𝑐 ∙ 𝐼𝑎,𝑏,𝑐   [𝑉𝐴]                 (3.4) 
 
Inicialmente se calculan las cargas del circuito primario distribuyendo estas potencias 
monofásicas en el circuito, es decir, inicialmente la potencia por fase que se distribuye en 
el circuito ( 𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝑑) es igual a la potencia por fase de entrada (𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐼). Aunque es evidente 
que calcular las cargas del circuito resultará en potencias monofásicas mayores en la 
subestación, es un buen valor inicial para que en el proceso iterativo encuentre el valor 
correcto de las cargas. 
 
Distribución de la potencia por fase en cada transformador: 
Calculada la potencia por fase del circuito, se procede a distribuirla proporcionalmente con 
los valores hallados. Por lo tanto, la carga de la fase a del transformador i (𝑆𝑑𝑖
𝑎), es 
calculada como el producto: 
 
𝑆𝑑𝑖
𝑎 = 𝑓𝑑𝑖
𝑎 ∙ 𝑆𝑎
𝑑                  (3.5) 
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Considerando el factor de potencia trifásico de la cabecera de la subestación, se calcula 
la potencia activa y reactiva demandada por el transformador en la fase a. 
 
𝑆𝑑𝑖
𝑎̅̅ ̅̅ ̅ = 𝑃𝑑𝑖
𝑎 + 𝑗 𝑄𝑑𝑖
𝑎 = 𝑆𝑑𝑖
𝑎 ∙ f. p.  +  𝑗 𝑆𝑑𝑖
𝑎 ∙ sen(cos−1(f. p. ))             (3.6)  
 
Todos los transformadores se modelan como cargas conectadas en Y. 
 
Finalmente, el modelamiento de la carga por fase, hace que se obtenga un modelo 
desbalanceado de la misma. 
 
Bajo esta metodología es empleada la herramienta para correr un flujo de carga, la cual 
se explica en el Anexo A. 
 
 
Cálculo del error por fase de la potencia monofásica:  
Después de correr el flujo trifásico, se obtiene la potencia monofásica calculada ( 𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐶). 
 
𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐶 = |𝑉𝑎,𝑏,𝑐̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅ ∙ 𝐼𝑎,𝑏,𝑐̅̅ ̅̅ ̅̅
∗
|                 (3.7) 
 
Estos valores son comparados con la potencia monofásica de entrada (SI), definida según 
los datos de la subestación para obtener una diferencia por fase (𝐸𝑟𝑟𝑜𝑟𝑎,𝑏,𝑐) entre la 
potencia monofásica calculada y la potencia monofásica de entrada. 
 
𝐸𝑟𝑟𝑜𝑟𝑎,𝑏,𝑐 = 𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐶 − 𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐼                 (3.8) 
 
 
Actualización de la potencia por fase: 
Si la suma de los errores por fase (Errora + Errorb + Errorc) es superior a un valor pre-
especificado, se actualizan los valores de la carga con una nueva potencia monofásica a 
ser distribuida por fase, definida como: 
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𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝑑 = 𝑆𝑎,𝑏,𝑐
𝐶 − 𝐸𝑟𝑟𝑜𝑟𝑎,𝑏,𝑐                 (3.9) 
 
Esta nueva potencia es distribuida en el sistema (se calculan las cargas del circuito). 
 
 
Almacenamiento de las pérdidas técnicas: 
Cuando el error es menor al valor pre-especificado, se almacena el valor de pérdidas 
técnicas calculado para la hora i (Plossi) y la potencia de entrada del circuito de la hora i 
(Pini). 
 
 
Cálculo de las pérdidas técnicas diarias: 
Posteriormente se calcula las pérdidas de energía diarias (Eloss) y la energía de entrada 
diaria del circuito (Ein) mediante: 
 
𝐸𝑙𝑜𝑠𝑠 = ∑ 𝑃𝑙𝑜𝑠𝑠𝑖[𝑊] ∙ 1[ℎ]
24
𝑖=1                (3.10) 
 
𝐸𝑖𝑛 = ∑ 𝑃𝑖𝑛𝑖[𝑊] ∙ 1[ℎ]
24
𝑖=1                (3.11) 
 
Lo que nos permite tener para cada día las pérdidas de energía diarias en vatios [W-h] y 
en porcentaje [%] respecto a la energía de entrada del circuito, mediante: 
 
𝐸𝑃𝑙𝑜𝑠𝑠 =
𝐸𝑙𝑜𝑠𝑠
𝐸𝑖𝑛
 [%]                (3.12) 
 
Las pérdidas de energía mensuales se pueden calcular realizando el proceso para cada 
uno de los días y sumando al final los resultados, o considerando los días más 
representativos del mes (día ordinario y día festivo) y multiplicar por el correspondiente 
número de días en el mes. 
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3.2 Metodología propuesta 
La propuesta de este trabajo es la de reconfigurar los circuitos de 13,2 kV del sistema 
CHEC, para esto se hará uso de la información topológica, de demanda, entre otros 
(descritos en los numerales anteriores) de dichos circuitos con el fin de establecer un grupo 
crítico de los mismos, los cuales harán parte de este estudio de reconfiguración. 
 
La propuesta busca disminuir las pérdidas técnicas de los circuitos de 13,2 kV que 
presenten un valor elevado del mismo. Se adapta un AGCB para encontrar un plan óptimo 
y conjunto de reconfiguración, afectando así las longitudes de los circuitos involucrados y 
mejorando los perfiles de tensión. 
 
3.2.1 Aspectos y consideraciones generales 
 
 La definición del grupo crítico de circuitos de 13,2 kV se realizará mediante la 
evaluación de un flujo de carga (explicado en el Anexo A). 
 La reconfiguración se realizará a una muestra de dicho grupo crítico de circuitos de 
13,2 kV, siguiendo la metodología propuesta. 
 Para los circuitos involucrados, se establecerán las posibles interconexiones con 
otros circuitos, procurando siempre que los mismos estén geográficamente cerca, 
al menos en sus puntos de interconexión. 
 La reconfiguración se realizará entre un circuito del grupo crítico y circuitos que no 
posean pérdidas técnicas elevadas. De no poderse realizar la reconfiguración de la 
manera descrita, se realizará entre circuitos del grupo crítico siempre y cuando 
estén geográficamente cerca. 
 Los puntos de apertura o corte son todos aquellos nodos que pertenezcan a la 
troncal principal del circuito que transferirá carga. 
 Para los costos de implementación de la reconfiguración se tendrán en cuenta dos 
aspectos: 
o Caso 1: Reconfiguración cuando se tiene recloser de interconexión. 
o Caso 2: Reconfiguración cuando no se tiene recloser de interconexión. 
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En el primer caso las acciones son quitar el recloser en el punto de unión, remplazándolo 
en su lugar con un cortacircuito y trasladar el recloser al punto de corte. El costo de esta 
opción se muestra en la Tabla 3-3. 
 
Tabla 3-3: Costos caso 1 de reconfiguración. 
Días p/1 instalación 
(1h viaje+3 horas ó  1/2 día)*3 
1,5     
# de puntos de conexión 1     
Ítem Unidad Valor unitario Cantidad FM Subtotal 
Jefe cuadrilla(1) día $            82.342,87 1,5 2,8 $          345.840,04 
Técnicos cuadrilla(2) día $          116.923,39 1,5 2,8 $          491.078,22 
vehículo día $          190.000,00 1,5 1,1 $          313.500,00 
Dotación cuadrilla global $            41.666,67 1 1,1 $            45.833,33 
Otros materiales (2 m cable, etc.) global $          300.000,00 1 1,1 $          330.000,00 
Cortacircuito global $          546.922,85 1 1,1 $          601.615,14 
   [$/reconfiguración] $       2.127.866,73 
 
Para el segundo caso, las acciones son unir físicamente el punto de conexión por medio 
del elemento de corte presente o por medio de un tramo de red e instalar un cortacircuito 
en el punto de corte. El costo de esta opción se muestra en la Tabla 3-4. Además para el 
costo del tramo de red se utiliza el valor por kilómetro de línea rural, vano tipo 1 (tres fases, 
con neutro) unidad constructiva N2L38 dado por la CREG en la resolución 097 del 2008 
[19] de $ 46.830.000 por kilómetro en pesos de diciembre del 2007, el cual es actualizado 
con los Índices de Precios al Productor (IPP), dando como resultado un valor de $ 
53.956.002,8 por kilómetro. 
 
Tabla 3-4: Costos caso 2 de reconfiguración. 
Días p/1 instalación 
(1h viaje+3 horas ó  1/2 día) 
0,5     
# de puntos de conexión 1     
Ítem Unidad Valor unitario Cantidad FM Subtotal 
Jefe cuadrilla(1) día $      82.342,87 0,5 2,8 $       115.280,01 
Técnicos cuadrilla(2) día $    116.923,39 0,5 2,8 $           3.692,74 
vehículo día $    190.000,00 0,5 1,1 $       104.500,00 
Dotación cuadrilla global $      41.666,67 1 1,1 $         45.833,33 
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Días p/1 instalación 
(1h viaje+3 horas ó  1/2 día) 
0,5     
# de puntos de conexión 1     
Ítem Unidad Valor unitario Cantidad FM Subtotal 
Otros materiales (2 m cable, etc.) global $     300.000,00 1 1,1 $         30.000,00 
Cortacircuito global $     546.922,85 1 1,1 $       601.615,14 
   [$/reconfiguración] $    1.360.921,22 
 
Nota: En la Tabla 3-4, adicionalmente se debe tener en cuenta el costo del tramo de línea 
adicional, el cual tiene un costo de $ 53.956.002,8 por kilómetro. 
 
El AGCB que se adaptará para ser implementado, tiene como parámetros lo siguiente: 
 
 Población de 10 cromosomas. 
 Tasa de mutación del 10%. 
 300 iteraciones. 
 100 generaciones. 
 
El modelo de carga a emplear es el ZIP (ver Anexo A), con valores: 
 
 Z = 80 %. 
 I = 0. 
 P = 20%. 
 
3.2.2 Aplicación del AGCB al problema de la reconfiguración 
(metodología propuesta) 
En el siguiente diagrama conceptual (ver Figura 3-12), se resume la metodología 
propuesta para la reconfiguración de circuitos de distribución a 13,2 kV, la cual será 
aplicada a los circuitos del sistema de la CHEC, con el fin de verificar su pertinencia y 
aplicabilidad.  
96 Estudio metodológico para la generación de proyectos factibles a ser 
considerados en la planeación óptima de las redes de distribución de 
energía eléctrica del nivel II del sistema eléctrico de la CHEC 
 
Figura 3-12: Aplicación del AGCB a la reconfiguración de los circuitos de estudio de 
13,2 kV (metodología propuesta). 
Definir la información necesaria para el cálculo de pérdidas técnicas
Calcular las pérdidas técnicas a los circuitos de 13,2 kV que posean la información requerida
Definir el grupo de circuitos de 13,2 kV para aplicar la reconfiguración
Definir las interconexiones entre los circuitos de estudio y circuitos aptos para recibir carga
Definir la información y parámetros de entrada para el AGCB
Generar la población  inicial
Evaluar la función objetivo
Seleccionar dos padres (individuos diferentes)
Generar los hijos 
Evaluar la función objetivo para los hijos 
Elegir el mejor hijo por valor de función objetivo
¿El hijo es mejor que el peor 
individuo de la población?
Aumentar el 
contador de
generaciones en uno 
¿Tope de generaciones 
alcanzado?
Mostrar  la mejor 
solución
No
Reemplazar el peor individuo de la población 
SiNo
Si
AGCB
 
 4. Desarrollo y resultados obtenidos 
Entre los beneficios obtenidos con la optimización del sistema de distribución usando la 
reconfiguración de alimentadores se encuentran:  
 
 Disminución de las pérdidas de potencia.  
 Alivio de problemas de cargabilidad de las líneas.  
 Mejoramiento del perfil de tensión.  
 
El objetivo en el problema básico de reconfiguración es encontrar una configuración con 
pérdidas mínimas, respetando las restricciones de tensión, capacidad de las líneas y la 
operación radial del sistema. El cumplimiento de la restricción de radialidad se torna un 
problema altamente complejo en la reconfiguración de sistemas de distribución. Gran 
cantidad de literatura especializada intenta abordar dicha restricción de radialidad con 
modelos matemáticos sofisticados y/o algoritmos complejos de formación de anillos y su 
posterior apertura. 
 
En el problema de reconfiguración se supone que las líneas del sistema pertenecen a uno 
de dos tipos: activas o de suplencia. El primero corresponde a las líneas que hacen parte 
de la operación radial del sistema, encontrándose en funcionamiento (con estado activo). 
Las líneas de suplencia o de reserva están con estado inactivo, no tomando parte de la 
operación radial del sistema; sin embargo, estas líneas pueden ser activadas con el cierre 
de interruptores, seccionadores, conexiones físicas, etc., modificando la configuración 
topológica del sistema y la distribución del flujo de potencia. 
 
Para analizar algunos escenarios representativos que permitan visualizar la máxima carga 
transferida de un circuito a otro, se presenta en la Figura 4-1 dos circuitos con resistencias 
R1 y R2 respectivamente y se asume que la corriente I1 es mayor que I2. 
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Figura 4-1: Escenario para transferencia de carga en reconfiguración. 
 
Así, las pérdidas trifásicas en los dos circuitos son: 
 
𝑃é𝑟𝑑𝑖𝑑𝑎𝑠𝑜 = 3(𝐼1
2𝑅1 + 𝐼2
2𝑅2)                 (4.1) 
 
En el caso de una transferencia de carga implicando una corriente Ix desde el circuito 1 
hacia el 2, como se muestra en la Figura 4-2, las pérdidas son: 
 
𝑃é𝑟𝑑𝑖𝑑𝑎𝑠𝑓 = 3(𝐼1 − 𝐼𝑥)
2 𝑅1 + 3(𝐼2 + 𝐼𝑥)
2 𝑅2               (4.2) 
 
Figura 4-2: Transferencia de carga (Ix). 
 
La variación de pérdidas, Pérdidaso – Pérdidasf, debe ser positiva si el objetivo es que con 
la reconfiguración se reduzcan las pérdidas y mientras mayor sea esta diferencia mucho 
mejor para el sistema. Reemplazando (4.1) y (4.2) se obtiene: 
 
∆𝑃é𝑟𝑑𝑖𝑑𝑎𝑠 = 3𝐼𝑥[2𝐼1𝑅1 − 𝐼𝑥(𝑅1 + 𝑅2) − 2𝐼2𝑅2]              (4.3) 
 
El objetivo es maximizar esta variación dada por (4.3), teniendo como única variable la 
corriente Ix que puede ser transferida de un circuito a otro. 
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Para esto, se calcula la primera derivada  
𝑑(∆𝑃é𝑟𝑑𝑖𝑑𝑎𝑠)
𝑑𝐼𝑥
= 0  y se despeja el valor de la 
corriente Ix que produce un máximo de ∆Pérdidas, este valor es: 
 
𝐼𝑥(𝑝𝑎𝑟𝑎𝑚𝑎𝑥) =  
𝐼1𝑅1−𝐼2𝑅2
𝑅1+𝑅2
                   (4.4) 
 
Reemplazando (4.4) en (4.3) se obtienen las ∆Pérdidasmáximas: 
 
∆𝑃é𝑟𝑑𝑖𝑑𝑎𝑠𝑚𝑎𝑥 =  
3[𝐼1𝑅1−𝐼2𝑅2]
2
[𝑅1+𝑅2]
                  (4.5) 
 
Relacionado (4.5) con (4.1), es posible calcular la ganancia en pérdidas: 
 
∆𝑃é𝑟𝑑𝑖𝑑𝑎𝑠𝑚𝑎𝑥
𝑃é𝑟𝑑𝑖𝑑𝑎𝑠𝑜
=
[𝐼1𝑅1−𝐼2𝑅2]
2
[𝑅1+𝑅2][𝐼1
2 𝑅1+𝐼2
2𝑅2]
               (4.6) 
 
Se entiende que el porcentaje de ganancia máximo se obtendrá en la medida que se 
transfiera la cantidad apropiada de Ix dada por (4.4). 
 
Retomando lo ya explicado en el capítulo 1 en el tema de la codificación, para claridad 
de este apartado, en este proyecto se propone abordar el problema de la radialidad en 
reconfiguración a partir de la definición de un conjunto de conexiones candidatas  CC =
 {CC1, CC2,  CC3 … CCT} como se mostró en la Figura 1-2. 
 
Cada conexión tiene asociados un número NCC de cortes candidatos factibles para 
transferencia de carga de un circuito a otro (codificación). Así, por ejemplo, en la Figura 
1-2 la conexión CC1 permite interconectar los circuitos DOR23L14 y DOR23K15 a través 
de los nodos L16617 y K14350. Sin embargo, esta interconexión debe operar en forma 
coordinada y simultánea con un corte candidato.  Por ejemplo, si CC1 opera en conjunto 
con un corte en el nodo L16612, significa que el segmento marcado en color rojo en la 
Figura 1-2 deja de pertenecer al circuito DOR23L14 y pasa a ser alimentado por el circuito 
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DOR23K15. Este conjunto de cortes candidatos se denomina factible si la combinación de 
una conexión y un corte nunca generan una trayectoria en anillo o una región aislada. 
 
Nótese que para la conexión CC1 un corte en el nodo L16320 es infactible (no es candidato) 
debido a que las dos subestaciones DOR23L14 y DOR23K15 quedarían unidas (operación 
no radial) a través de la conexión CC1. No obstante, un corte en este nodo es candidato 
para la conexión CC2. Igualmente, un corte en el nodo L16620 es infactible debido a que 
se genera una sección aislada como la que se resalta en color verde en la Figura 1-2. Por 
lo anterior, es de suma importancia la selección del conjunto de cortes candidatos 
asociados a cada conexión para cumplir con la operación radial del sistema. Si se tiene en 
cuenta que cada conexión interconecta dos circuitos, entonces la mitad de los cortes 
pertenecen al primer circuito y la otra mitad al segundo. De esta forma se puede almacenar 
la información que describe las conexiones y los cortes como se mostró en la Tabla 1-1, 
en donde se asume que CCT=4 y NCC=6. En esta tabla la última columna almacena la 
longitud en km del segmento de línea necesario para interconectar los circuitos. 
 
Esta estrategia de operación coordinada de conexiones y cortes candidatos permite la 
generación de alternativas de solución factibles desde el punto de vista de la operación 
radial. 
 
A partir del conjunto de conexiones candidatas es relativamente simple generar una 
estrategia de codificación del problema. Por ejemplo, para el caso mostrado en la Figura 
1-2, la codificación consiste en un arreglo vectorial de tamaño CCT=4, en donde cada 
posición contiene un valor entre 0 y NCC=6. Un valor 0 significa que la conexión no se 
realiza y por lo tanto ningún corte asociado es efectuado. Así, el caso inicial (caso base) 
se codifica como se muestra en el arreglo vectorial de la Figura 4-3 (ninguna conexión es 
activada). 
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Figura 4-3: Caso base. 
 
 
Las pérdidas de energía del caso base corresponden a la suma de las pérdidas de energía 
de cada circuito individual, es decir, para el problema de reconfiguración la función objetivo 
no involucra apenas un circuito, sino que es necesario evaluar simultáneamente todos los 
circuitos involucrados en la reconfiguración y sumar sus pérdidas. 
 
Continuando con el ejemplo de la Figura 1-2, una alternativa como la mostrada en la 
Figura 4-3 significa que las conexiones CC1 y CC2 no operan y por consiguiente el circuito 
DOR23L14 no se altera respecto al caso base y, en pro de la eficiencia computacional, sus 
pérdidas de energía no requieren ser recalculadas nuevamente. 
 
De la Figura 4-3, la conexión CC3 opera junto con el corte NCC=2 el cual a su vez 
corresponde (según la Tabla 1-1) al nodo M16352. La conexión CC4 opera junto con el 
corte NCC=5 el cual a su vez corresponde al nodo M16347. De lo anterior, la 
reconfiguración resultante implica la transferencia de dos segmentos (marcados en rojo en 
la Figura 4-4) del circuito DOR23M16 al circuito DOR23K15. 
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Figura 4-4: Ejemplo de codificación para reconfiguración. 
 
 
Las pérdidas de energía del sistema reconfigurado, mostrado en la Figura 4-4, son 
calculadas sumando las pérdidas individuales de cada circuito, teniendo en cuenta que 
para el circuito DOR23L14 son las mismas del caso base. Como se puede observar, la 
codificación para este caso es entera, esto con el fin de poder relacionar los nodos o puntos 
de corte con los de apertura. 
 
Las cargas transferidas de un circuito a otro conservan su comportamiento calculado en el 
caso base. 
 
A manera de ejemplo, si se consideran 100 circuitos con posibilidades de interconexión en 
50 puntos (CCT=50) y a su vez cada conexión opera en conjunto con 10 cortes candidatos 
(NCC=10), entonces la complejidad del problema en el peor caso es:   CCT
NCC+1 = 5011 
posibles soluciones. Además la evaluación de las pérdidas de cada posible solución 
implica la evaluación de 100 circuitos a través de un flujo de carga trifásico para tres 
escenarios de carga. 
 
Para reducir la complejidad computacional del problema, se propone descomponer el 
sistema en subconjuntos de circuitos con posibles interconexiones. El criterio para la 
selección de estos subconjuntos consiste en priorizar las interconexiones de circuitos con 
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problemas severos desde el punto de vista de las pérdidas de energía con circuitos con 
capacidad suficiente para recibir transferencias de carga. 
 
Acorde con lo anterior, se adaptó el programa ReconfiguracionCurvaOptimo.m (ver 
Anexo B), el cual se basa en un algoritmo genético que permite explorar las diferentes 
soluciones en la reconfiguración de los circuitos, con el fin de cumplir con el objetivo de 
minimizar pérdidas. Este programa invoca varias funciones o subrutinas para obtener los 
resultados de reconfiguración para cada uno de los planes analizados. 
 
El algoritmo genético de Chu-Beasley (AGCB) que se adaptó, se ajustó con una población 
de 10 cromosomas, una tasa de mutación del 10%, 300 iteraciones, 100 generaciones y 
un número de exploraciones en intensificación igual a 20. 
 
Recordar tener en cuenta los costos de la implementación de la reconfiguración, para lo 
cual se tienen en cuenta dos aspectos:  
 
 Reconfiguración cuando se tiene recloser de interconexión.  
 Reconfiguración cuando no se tiene recloser de interconexión.  
 
En el primer caso las acciones son quitar el recloser en el punto de unión remplazándolo 
en su lugar con un cortacircuito y trasladar el recloser al punto de corte.  
 
Para el segundo caso las acciones son unir físicamente el punto de conexión por medio 
del elemento de corte presente o por medio de un tramo de red e instalar un cortacircuito 
en el punto de corte. Además para el costo del tramo de red se utiliza el valor por kilómetro 
de línea rural, vano tipo 1 (tres fases, con neutro) unidad constructiva N2L38 dado por la 
CREG en la resolución 097 del 2008 [19] de $ 46.830.000 por kilómetro en pesos de 
diciembre del 2007, dicho valor presentado en pesos actuales con los índices de precios 
al productor IPP adecuados genera un valor de $ 53.956.002,8 por kilómetro.  
 
Estas medidas remediales se presupuestan con una vida útil acorde con la del tiempo 
reconocido regulatoriamente para los activos de ese nivel de tensión, lo cual queda 
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reflejado en la valoración económica. Lo anterior partiendo de que es una medida 
permanente y que perdurará en el tiempo. 
 
4.1 Modelo matemático  
El modelo matemático considerado en este trabajo es del tipo no lineal entero mixto, cuya 
función objetivo consiste en reducir las pérdidas de energía que se presentan durante un 
horizonte de planeamiento con respecto a aquellas obtenidas en el sistema original (caso 
base). El modelo matemático puede considerarse para un punto específico de una curva 
de carga, o para un horizonte de planificación a mediano plazo (un año). En el último caso, 
se utiliza una curva de duración de carga discretizada, la cual tradicionalmente abarca tres 
periodos o escenarios de análisis: máxima, media y mínima demanda. Dichos periodos 
son calculados de manera dinámica para cada uno de los circuitos a analizar. 
 
La Figura 4-5 muestra un ejemplo del comportamiento de la carga a lo largo de un año 
(8760 h), de la cual se pueden obtener los periodos de máxima media y mínima demanda, 
mediante procesos estadísticos basados en clústeres o agrupamientos de información, 
utilizando las distancias euclidianas del centroide a cada punto del conjunto de datos.  
 
Figura 4-5: Comportamiento de la carga para un periodo de un año [8760 horas]. 
 
 
Para obtener los diferentes niveles discretos de la curva mostrada en la Figura 4-5, a 
través de los procesos estadísticos mencionados anteriormente, se utilizó la función 
0
100
200
300
400
500
600
700
1
2
7
5
5
4
9
8
2
3
1
0
9
7
1
3
7
1
1
6
4
5
1
9
1
9
2
1
9
3
2
4
6
7
2
7
4
1
3
0
1
5
3
2
8
9
3
5
6
3
3
8
3
7
4
1
1
1
4
3
8
5
4
6
5
9
4
9
3
3
5
2
0
7
5
4
8
1
5
7
5
5
6
0
2
9
6
3
0
3
6
5
7
7
6
8
5
1
7
1
2
5
7
3
9
9
7
6
7
3
7
9
4
7
8
2
2
1
8
4
9
5
Capítulo 4. Desarrollo y resultados obtenidos 105 
 
kmeans de Matlab®, la cual aplica teoría de clústeres y cuya información puede ser 
ampliada en: http://www.mathworks.com/help/stats/kmeans.html. El resultado, para el 
ejemplo mostrado, se muestra en la Figura 4-6. 
 
Figura 4-6: Niveles de discretización de la curva de demanda (alto, medio y bajo). 
 
 
Los tres periodos obtenidos representarían las demandas: máxima, media y mínima, las 
cuales serían las empleadas en los análisis eléctricos respectivos. 
 
El modelo matemático está dado por las siguientes expresiones: 
 
Función Objetivo (F.O.): 
 
𝑚𝑖𝑛 ∑ 𝑇𝑡  [ ∑ ( ∑ {∑ 𝑅𝑖𝑠 𝑥
𝑃𝑖𝑓𝑠𝑡
2 +  𝑄𝑖𝑓𝑠𝑡
2
𝑉𝑖𝑓𝑠𝑡
2
3
𝑓=1
}
𝑁𝑠−1
𝑖=1
)
𝑁𝑐𝑖𝑟𝑐
𝑠=1
]
𝑁𝑡
𝑡=1
                                                                      (4.7) 
 
Conjunto de restricciones o sujeto a (S.A.): 
 
𝑃𝐷(𝑘𝑓𝑠𝑡) =  𝑓𝑃(𝑉𝑘𝑓𝑠𝑡, 𝜃𝑘𝑓𝑠𝑡, 𝛽)                         (4.8) 
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𝑄𝐷(𝑘𝑓𝑠𝑡) =  𝑓𝑃(𝑉𝑘𝑓𝑠𝑡, 𝜃𝑘𝑓𝑠𝑡, 𝛽)                   (4.9) 
𝑉𝑚𝑖𝑛  ≤  𝑉𝑘𝑓𝑠𝑡  ≤  𝑉𝑚𝑎𝑥                 (4.10) 
𝐼𝑖𝑓𝑠𝑡  ≤  𝐼𝑚𝑎𝑥                    (4.11) 
∑ 𝑆𝐷(𝑘𝑓𝑠𝑡) + ∑ 𝑆𝑙𝑜𝑠𝑠(𝑖𝑓𝑠𝑡)  ≤  𝑆𝐸𝑠  ∀ 𝑠 ∈  𝑁𝑐𝑖𝑟𝑐
𝑁𝑠−1
𝑖=1  
𝑁𝑠
𝑘=1                      (4.12) 
𝑁𝑟𝑎𝑚𝑎𝑠 𝑠 =  𝑁𝑠  − 1 ∀ 𝑠 ∈  𝑁𝑐𝑖𝑟𝑐                              (4.13) 
 
Dónde: 
 
 Nt: es el número de niveles de carga en los que se ha discretizado la curva de 
duración, para este caso, tomando el ejemplo de la Figura 4-6, Nt = 3. 
 Tt: es la duración, en horas, del nivel de carga t. 
 Ncirc: es el número de circuitos de 13,2 kV que hacen parte del estudio de 
reconfiguración. 
 Ns: representa el número de nodos del circuito s. 
 Ris: es la resistencia del conductor del tramo de red i del circuito s. 
 Pifst: es la potencia activa que fluye por el tramo de red i del circuito s para la fase f 
en el nivel de carga t. 
 Qifst: es la potencia reactiva que fluye por el tramo de red i del circuito s para la fase 
f en el nivel de carga t. 
 Vifst: es la caída de voltaje de la fase f en el tramo de red i del circuito s para el nivel 
de carga t. 
 Vkfst y Ɵkfst: son la magnitud y ángulo, respectivamente, de la tensión en el nodo k 
del circuito s para la fase f en el nivel de carga t. 
 PD(kfst) y QD(kfst): son las demandas de potencia activa y reactiva en el nodo k del 
circuito s para la fase f en nivel de carga t. 
 β: representa los parámetros adicionales del flujo de energía tales como datos de 
líneas, datos de barra, entre otros. 
 Iifst: es la magnitud de la corriente que fluye por la fase f del tramo de red i del circuito 
s en nivel de carga t. 
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 SD(kfst): es la potencia demanda en la fase f del nodo k del circuito s en nivel de carga 
t. 
 Sloss(ifst): son las pérdidas de potencia en la fase f del tramo de red i del circuito s en 
nivel de carga t. 
 SEs: representa la capacidad de la subestación del circuito s. 
 Nramas s: es el número de tramos de red del circuito s. 
 
Las restricciones (4.8) y (4.9) representan las ecuaciones de balance de energía que son 
impuestas por la resolución de un flujo de potencia trifásico. Estas restricciones se deben 
cumplir en todas las barras del sistema y en todos los niveles de carga estudiados, ya que 
aseguran que todos los nodos con demanda se atiendan. La restricción (4.10) representa 
los límites de voltaje nodal y en cada fase, asegurando que el voltaje de los nodos esté 
dentro de un rango establecido. La restricción (4.11) representa la capacidad térmica de 
los conductores en cada tramo de red y cada fase; la cual tiene como finalidad que, acorde 
con la corriente calculada en el flujo, esta no supere la capacidad térmica del conductor. 
La ecuación            (4.12) se refiere a la capacidad operativa de las subestaciones, con lo 
que se garantiza que no haya sobrecargas en estas al aplicar la reconfiguración. La 
ecuación (4.13) representa la restricción de radialidad del sistema, indicando que el 
número de tramos debe ser igual al número de nodos menos uno. 
 
4.2 Resultados  
Las pérdidas técnicas, en un año, de los 187 circuitos que poseen la información necesaria 
para dicho cálculo, de los 202 totales, suman un total 7677,26 MWh/año. Se seleccionan 
de ellos los primeros 30 como candidatos (enmarcados para fines prácticos de la 
metodología como grupo crítico de circuitos de 13,2 kV) a aplicar la reconfiguración, puesto 
que en ellos se producen unas pérdidas de 5947,95 MWh/año lo cual representa un 78% 
del total de las pérdidas técnicas anuales. 
 
En este sentido, en la Tabla 4-1 se muestran los 30 circuitos, de los cuales se escogieron 
15 para aplicarles la reconfiguración con el siguiente criterio de selección: analizar los 
circuitos que presentan mayores pérdidas de energía anual [MWh]. 
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Tabla 4-1: Ranking de los 30 circuitos con mayores pérdidas de energía anual 
[MWh]. 
Alimentador 
Energía de 
entrada anual 
[MWh] 
Pérdidas de 
energía anual 
[MWh] 
DOR23L14 23157,27 599,81 
ROS23L14 19333,62 514,06 
ROS23L16 24927,74 487,18 
PSO23L15 26107,74 467,23 
ROS23L13 21521,18 446,14 
HER23L14 14193,55 431,36 
DOR23L12 18887,59 267,22 
AZA23L13 20755,31 249,58 
ROS23L15 23200,91 245,59 
AZA23L12 18341,35 218,93 
HER23L12 14585,07 208,76 
CHA23L18 14663,68 203,83 
DOR23L13 17657,76 188,07 
ENE23L12 8080,99 154,18 
AZA23L15 17351,00 129,17 
CHA23L17 12659,63 122,08 
VBO23L15 5441,76 117,08 
AZA23L14 14603,43 106,33 
AMR23L14 5881,32 92,07 
BOA23L13 3470,88 87,68 
MTO23L15 14108,29 75,40 
PSV23L13 3059,80 73,75 
ROS23L12 13081,32 73,53 
MTO23L18 12018,93 63,73 
RIO23L14 5637,63 62,73 
VBO23L12 6472,98 57,68 
VIR23L13 10068,60 55,32 
CAM23L12 10417,71 51,66 
PSO23L18 9022,39 49,82 
HER23L13 7304,48 47,82 
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Se debe aclarar, que si bien es cierto que el porcentaje de pérdidas puede ser, para 
algunos propósitos, un buen indicador para clasificar los circuitos a analizar, se pueden 
tener circuitos pequeños, con bajas pérdidas anuales pero con un porcentaje de pérdidas 
elevado. Es por ello que se decidió que era más relevante para este caso hacer una 
clasificación en función de las pérdidas de energía anual en MWh. 
 
Teniendo en cuenta lo anterior y con el fin de probar la metodología planteada, se 
seleccionaron, de acuerdo con la tabla anterior, 15 circuitos candidatos para 
reconfiguración, formando con ellos lo que llamamos planes de reconfiguración, 
entendiéndolos como la selección de un circuito con otro vecino, que bien pertenezca a la 
misma u otra subestación. Lo anterior implica el uso de un visor de redes de distribución o 
algún aplicativo que cumpla esta funcionalidad (forma gráfica), que permita la escogencia 
del nodo de interconexión, bien sea uno ya existente o uno que implica la generación de 
red, para luego escoger los nodos de seccionamiento permanente a ser evaluados por el 
AGCB, que escogerá el mejor punto de reconfiguración acorde con la función objetivo que 
se está evaluando, la cual para nuestro caso es la minimización de las pérdidas técnicas. 
Es así como en este caso, los planes involucran la reconfiguración de circuitos clasificados 
entre los 30 de mayores pérdidas (Tabla 4-1), adicionalmente y con el objetivo de ver las 
virtudes de la metodología, hay planes que se combinan con circuitos que no pertenecen 
al ranking de la Tabla 4-1. Los planes escogidos para evaluar y probar la metodología son 
los que se muestran en la Tabla 4-2. 
 
Tabla 4-2: Planes escogidos para probar la metodología. 
# del Plan 
Circuitos 
Impactados 
Plan 1 
DOR23L14 
DON23L12 
Plan 2 
ROS23L16 
CAM23L13 
Plan 3 
PSO23L15 
MTO23L15 
Plan 4 
ROS23L13 
ROS23L12 
Plan 5 
ROS23L13 
ROS23L19 
Plan 6 
ROS23L15 
ROS23L12 
Plan 7 
AZA23L12 
AZA23L18 
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# del Plan 
Circuitos 
Impactados 
Plan 8 
ENE23L12 
ENE23L13 
Plan 9 
RIO23L14 
SUP23L15 
Plan 10 
HER23L12 
HER23L16 
Plan 11 
VBO23L15 
SIO23L15 
Plan 12 
AMR23L14 
MGT23L12 
Plan 13 
AZA23L14 
PSO23L17 
Plan 14 
MTO23L18 
MAN23L16 
 
Los resultados obtenidos se clasifican en los siguientes bloques, para los cuales se 
muestra los valores del caso base (sin reconfiguración) y los valores obtenidos aplicando 
la metodología de reconfiguración.  
 
 BLOQUE DE PÉRDIDAS: muestra las perdidas actuales de los circuitos y después 
de aplicada la metodología de reconfiguración, buscando que siempre haya una 
disminución en las pérdidas globales del plan. 
 BLOQUE DE REGULACIÓN DE TENSIÓN: muestra la regulación actual de cada 
circuito y después de aplicada la metodología de reconfiguración. En este caso se 
espera que siempre haya una mejora en los perfiles de tensión del circuito, 
impactando al usuario peor servido. 
 BLOQUE DE CARGABILIDAD: muestra la cargabilidad máxima actual de cada 
circuito en el tramo de mayor cargabilidad e igual información después de aplicada 
la metodología de reconfiguración. Se espera un alivio en la cargabilidad de los 
circuitos. 
 BLOQUE DE LONGITUD: muestra la longitud actual de cada circuito y después de 
aplicada la metodología de reconfiguración. En este caso se espera que se 
impacten circuitos de mayor longitud con otros de menor, logrando con ello una 
reducción en longitudes grandes. Es claro que no hay disminución de longitud, ya 
que la red que se le quita a un circuito la asume otro, lo que se espera es un 
equilibrio y con ello mejora en los otros atributos evaluados. 
Capítulo 4. Desarrollo y resultados obtenidos 111 
 
 BLOQUE DE INTERCONEXIÓN E INVERSIÓN: muestra los nodos de cada circuito 
donde se deben interconectar y el punto donde se debe abrir uno de los circuitos 
para la transferencia de carga. También muestra el valor de la inversión del plan 
evaluado. 
 
Para diferenciar el caso base y la reconfiguración, se rellenan los encabezados del título 
en amarillo para el caso base y en azul para el caso con reconfiguración. En la Tabla 4-3, 
Tabla 4-4, Tabla 4-5, Tabla 4-6, Tabla 4-7, Tabla 4-8, Tabla 4-9, Tabla 4-10, Tabla 4-11, 
Tabla 4-12, Tabla 4-13, Tabla 4-14, Tabla 4-15 y Tabla 4-16 se muestran los resultados 
obtenidos en esta prueba a la metodología. 
 
Tabla 4-3: Resultados para el Plan 1. 
 
 
 
 
 
 
El plan 1 tiene una reducción de pérdidas del 61%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 7,2% (7,25 kV) pasando a 
1,9% (7,66 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 91%, 
dejándola en el 65% y mejora la longitud global por circuito, para la cual en el caso base 
se tenía el circuito más extenso en 42 km, dejando ahora el circuito más extenso en 34 km. 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
DOR23L14 494,01 105,81 112,32 24,23 463,26 77,23
DON23L12 16,23 3,73 85,73 18,80 -84,58 -423,88
Global 510,23 109,54 198,05 43,03 378,69 61,10
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación Festivo 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Festivo 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación Festivo 
[kV]
Regulación 
Festivo [%]
DOR23L14 L16020 7,239 7,333 L16020 7,248 7,210 L16455 7,664 1,892 L16455 7,663 1,901
DON23L12 L10673 7,784 0,358 L10673 7,784 0,358 L16020 7,704 1,382 L16020 7,705 1,364
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
DOR23L14 L16910 L16892 168,95 91,82 L16910 L16892 168,13 91,38 L16910 L16892 119,29 64,83 L16910 L16892 120,40 65,44
DON23L12 L10632 L10633 90,19 33,68 L10632 L10633 93,36 33,95 L10631 L10632 176,20 64,22 L10631 L10632 177,01 64,37
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
DOR23L14 42,42 13,03
DON23L12 5,03 34,49
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración     
[$]
L10926 L10708 L16481 0,0722 No  $       2.127.866,73 
DOR23L14 DON23L12 DOR23L14
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
112 Estudio metodológico para la generación de proyectos factibles a ser 
considerados en la planeación óptima de las redes de distribución de 
energía eléctrica del nivel II del sistema eléctrico de la CHEC 
 
Se cumple que la subestación que recibe carga, tiene la capacidad para atender este 
incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-4: Resultados para el Plan 2. 
 
 
 
 
 
 
El plan 2 tiene una reducción de pérdidas del 6%; mejora la regulación de tensión del nodo 
peor servido que en el caso base se encontraba en un 6,1% (7,34 kV) pasando a 5,8% 
(7,36 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%, aclarando que 
se resalta el plan, ya que sigue manteniendo una regulación por encima del referente del 
5%; la cargabilidad del tramo más cargado la mantiene por el mismo orden, ya que en el 
caso base se encontraba en el 94% y con la reconfiguración la deja en el 96% y mejora la 
longitud global por circuito, para la cual en el caso base se tenía el circuito más extenso 
en 26 km, dejando ahora el circuito más extenso en 21 km. Se cumple que la subestación 
que recibe carga, tiene la capacidad para atender este incremento, acorde con lo mostrado 
en la Figura 2-14.  
 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
ROS23L16 440,94 46,25 378,95 39,71 68,53 14,07
CAM23L13 7,16 1,43 42,02 5,80 -39,24 -456,97
Global 448,09 47,68 420,97 45,52 29,29 5,91
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
ROS23L16 D16013 7,341 6,028 D16013 7,475 4,309 D16015 7,358 5,812 D16015 7,488 4,146
CAM23L13 D12277 7,739 0,460 D12230 7,707 0,522 D17001 7,660 1,126 D17179 7,672 0,911
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
ROS23L16 D16475 D16156 130,71 94,03 D16475 D16156 98,72 71,02 D16475 D16156 133,94 96,36 D16475 D16156 101,18 72,79
CAM23L13 D12269 D12270 29,44 13,30 D12269 D12270 29,03 13,05 D12297 D12269 60,42 24,47 D12297 D12269 58,87 21,97
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
ROS23L16 25,65 21,50
CAM23L13 3,65 7,82
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
D17180 D17220 D17170 0,024 No  $     2.127.866,73 
ROS23L16 CAM23L13 ROS23L16
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
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Tabla 4-5: Resultados para el Plan 3. 
 
 
 
 
 
 
El plan 3 tiene una reducción de pérdidas del 1,4%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 2,9% (7,58 kV) pasando a 
0,7% (7,76 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 60%, 
dejándola en el 23%, pero el circuito que recibe la carga queda con una cargabilidad del 
86%; en este caso no mejora la longitud global por circuito, ya que en el caso base se tenía 
el circuito más extenso en 10,69 km, dejando ahora el circuito más extenso en 13,81 km, 
pero son valores aceptables de longitud para circuitos a 13,2 kV. Se cumple que la 
subestación que recibe carga, tiene la capacidad para atender este incremento, acorde 
con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-6: Resultados para el Plan 4. 
 
 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
PSO23L15 421,12 46,11 37,64 4,15 425,44 91,05
MTO23L15 61,65 13,75 431,29 61,88 -417,76 -554,02
Global 482,78 59,86 468,93 66,03 7,67 1,41
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
PSO23L15 M53001 7,578 2,984 M53001 7,650 2,063 M42750 7,756 0,715 M42750 7,773 0,494
MTO23L15 M11582 7,684 1,633 M11582 7,681 1,677 M11582 7,593 2,792 M11582 7,614 2,531
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
PSO23L15 M53445 M53004 166,07 60,39 M53445 M53004 124,82 45,39 M53445 M53004 62,64 22,78 M53445 M53004 47,36 17,22
MTO23L15 M11209 M11301 108,53 45,03 M11209 M11301 112,68 46,75 M11209 M11301 207,16 85,96 M11209 M11301 187,36 77,74
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
PSO23L15 7,23 4,12
MTO23L15 10,69 13,81
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
M53537 M11559 M53862 0 No  $     2.127.866,73 
PSO23L15 MTO23L15 PSO23L15
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
ROS23L13 368,99 77,16 100,08 20,94 325,12 72,87
ROS23L12 61,70 11,84 232,32 46,66 -205,44 -279,35
Global 430,68 89,00 332,40 67,60 119,68 23,03
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
ROS23L13 D14021 7,540 3,478 D14021 7,539 3,492 D14977 7,667 1,856 D14977 7,666 1,863
ROS23L12 D13039 7,680 1,678 D13039 7,685 1,620 D13064 7,595 2,778 D13064 7,598 2,733
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TENSIÓN
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El plan 4 tiene una reducción de pérdidas del 23%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 3,5% (7,54 kV) pasando a 
1,9% (7,66 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 92%, 
dejándola en el 53%; en este caso no mejora la longitud global por circuito, ya que en el 
caso base se tenía el circuito más extenso en 31,77 km, dejando ahora el circuito más 
extenso en 44,38 km, pero son valores aceptables de longitud para circuitos a 13,2 kV. Al 
ser la reconfiguración entre circuitos de la misma subestación, se cumple que esta tiene la 
capacidad para atender este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14.  
 
Tabla 4-7: Resultados para el Plan 5. 
 
 
 
 
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
ROS23L13 D14505 D14506 170,00 92,39 D14505 D14506 170,22 92,51 D14505 D14506 96,65 52,53 D14505 D14506 96,78 52,60
ROS23L12 D13112 D13113 99,01 36,00 D13112 D13113 96,14 34,96 D13384 D13385 116,00 63,04 D13384 D13385 114,91 62,45
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
ROS23L13 27,50 14,89
ROS23L12 31,77 44,38
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
D14566 D13387 D14565 0 No  $     1.360.921,22 
ROS23L13 ROS23L12 ROS23L13
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
ROS23L13 368,99 77,16 340,96 71,30 33,88 7,59
ROS23L19 1,40 0,32 6,70 1,43 -6,42 -375,20
Global 370,38 77,48 347,66 72,73 27,46 6,13
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
ROS23L13 D14021 7,540 3,478 D14021 7,539 3,492 D14021 7,540 3,477 D14021 7,539 3,491
ROS23L19 D14906 7,768 0,555 D14906 7,763 0,619 D14906 7,757 0,693 D14906 7,752 0,758
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
ROS23L13 D14505 D14506 170,00 92,39 D14505 D14506 170,22 92,51 D14505 D14506 146,21 79,46 D14505 D14506 146,40 79,56
ROS23L19 D14142 D14934 10,80 4,48 D14142 D14934 12,38 5,14 D14218 D14706 22,56 12,36 D14218 D14706 22,29 12,37
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
ROS23L13 27,50 24,53
ROS23L19 39,29 42,30
BLOQUE DE 
LONGITUD
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El plan 5 tiene una reducción de pérdidas del 6%; no mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido, ya que en el caso base y con la reconfiguración se mantiene en un 
3,5% (7,54 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 92%, 
dejándola en el 79%; en este caso no mejora la longitud global por circuito, ya que en el 
caso base se tenía el circuito más extenso en 39,29 km, dejando ahora el circuito más 
extenso en 42,30 km, pero son valores aceptables de longitud para circuitos a 13,2 kV. Al 
ser la reconfiguración entre circuitos de la misma subestación, se cumple que esta tiene la 
capacidad para atender este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-8: Resultados para el Plan 6. 
 
 
 
 
 
 
El plan 6 no tiene una reducción de pérdidas, por el contrario las incrementa en un 0,8%; 
mejora la regulación de tensión del nodo peor servido que en el caso base se encontraba 
en un 2,1% (7,64 kV) pasando a 2,0% (7,65 kV), esto tomando como referencia una 
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
D14704 D14706 D14805 0,04549 Si  $     3.815.379,79 
ROS23L13 ROS23L19 ROS23L13
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
ROS23L15 208,24 37,36 203,70 36,55 5,35 2,18
ROS23L12 61,70 11,84 68,44 13,11 -8,01 -10,89
Global 269,94 49,20 272,14 49,65 -2,65 -0,83
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
ROS23L15 D16801 7,644 2,151 D16200 7,654 2,015 D16419 7,649 2,085 D16134 7,657 1,984
ROS23L12 D13039 7,680 1,678 D13039 7,685 1,620 D13040 7,672 1,788 D13064 7,676 1,735
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
ROS23L15 D16225 D16904 155,29 56,47 D16225 D16904 147,08 53,48 D16224 D16225 157,82 57,39 D16224 D16225 149,48 54,36
ROS23L12 D13112 D13113 99,01 36,00 D13112 D13113 96,14 34,96 D13111 D13112 103,33 37,57 D13111 D13112 99,93 36,39
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
ROS23L15 18,88 16,99
ROS23L12 31,77 33,69
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción 
del tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguració
n [$]
D13829 D13397 D16212 0,0302 No  $   2.127.866,73 
ROS23L15 ROS23L12 ROS23L15
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN E 
INVERSIÓN
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regulación máxima del 5%; la cargabilidad del tramo más cargado la mantiene por el mismo 
orden, ya que en el caso base se encontraba en el 56% y con la reconfiguración la deja en 
el 57%; en este caso no mejora la longitud global por circuito, ya que en el caso base se 
tenía el circuito más extenso en 31,77 km, dejando ahora el circuito más extenso en 33,69 
km, pero son valores aceptables de longitud para circuitos a 13,2 kV. Este plan no genera 
una reducción en las pérdidas, objetivo buscado, además que tampoco aporta en mejorar 
las otras condiciones evaluadas del circuito. Al ser la reconfiguración entre circuitos de la 
misma subestación, se cumple que esta tiene la capacidad para atender este incremento, 
acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-9: Resultados para el Plan 7. 
 
 
 
 
 
 
El plan 7 tiene una reducción de pérdidas del 12%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 2,8% (7,59 kV) pasando a 
1,9% (7,66 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 55%, 
dejándola en el 41%; en este caso no mejora la longitud global por circuito, ya que en el 
caso base se tenía el circuito más extenso en 18,18 km, dejando ahora el circuito más 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
AZA23L12 188,62 30,31 96,30 15,45 107,19 48,96
AZA23L18 33,03 5,80 99,45 16,74 -77,36 -199,24
Global 221,66 36,11 195,75 32,19 29,83 11,57
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
AZA23L12 M40529 7,592 2,806 M40529 7,614 2,528 M40577 7,664 1,893 M40577 7,678 1,714
AZA23L18 M63574 7,743 0,872 M63574 7,748 0,808 M40536 7,638 2,222 M40536 7,656 1,987
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
AZA23L12 M40511 M78357 150,92 54,88 M40511 M78357 132,99 48,59 M40619 M40620 114,12 41,50 M40619 M40620 100,64 36,77
AZA23L18 M46064 M46065 64,61 23,50 M46064 M46065 60,66 22,06 M46693 M46694 100,88 36,68 M46693 M46694 92,39 33,60
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
AZA23L12 12,65 10,04
AZA23L18 18,18 20,83
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
M46774 M46773 M40530 0,0466 Si  $     3.875.270,95 
AZA23L12 AZA23L18 AZA23L12
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
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extenso en 20,83 km, pero son valores aceptables de longitud para circuitos a 13,2 kV. Al 
ser la reconfiguración entre circuitos de la misma subestación, se cumple que esta tiene la 
capacidad para atender este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-10: Resultados para el Plan 8. 
 
 
 
 
 
 
El plan 8 tiene una reducción de pérdidas del 57%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 3,3% (7,56 kV) pasando a 
1,1% (7,72 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 22%, 
dejándola en el 8% y mejora la longitud global por circuito, para la cual en el caso base se 
tenía el circuito más extenso en 21,45 km, dejando ahora el circuito más extenso en 15,36 
km. Al ser la reconfiguración entre circuitos de la misma subestación, se cumple que esta 
tiene la capacidad para atender este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 
2-14. 
 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
ENE23L12 144,96 9,22 18,06 1,16 134,97 87,54
ENE23L13 5,93 0,22 47,37 2,60 -43,82 -713,27
Global 150,89 9,44 65,43 3,75 91,15 56,85
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
ENE23L12 M60158 7,557 3,261 M60165 7,694 1,507 M60098 7,725 1,109 M60098 7,771 0,516
ENE23L13 M61942 7,782 0,377 M61932 7,799 0,159 M60272 7,727 1,088 M60272 7,774 0,485
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
ENE23L12 M60000 M60001 59,90 21,78 M60000 M60001 30,85 11,22 M60343 M60344 22,58 8,21 M60343 M60344 11,45 4,16
ENE23L13 M61874 M61382 21,76 7,91 M61874 M61382 9,30 3,38 M61874 M61382 57,60 20,95 M61874 M61382 27,11 9,95
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
ENE23L12 21,45 15,04
ENE23L13 8,88 15,36
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
M60183 M61453 M60120 0,07146 Si  $     5.216.617,18 
ENE23L12 ENE23L13 ENE23L12
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
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Tabla 4-11: Resultados para el Plan 9. 
 
 
 
 
 
 
El plan 9 tiene una reducción de pérdidas del 2%; mejora muy poco la regulación de tensión 
del nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 4,5% (7,46 kV) pasando a 
4,4% (7,47 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; la 
cargabilidad del tramo más cargado la mantiene en el mismo orden, ya que en el caso 
base se encontraba en el 24% y con la reconfiguración la deja en el mismo valor; si se 
mejora la longitud global por circuito, para la cual en el caso base se tenía el circuito más 
extenso en 166,33 km, dejando ahora el circuito más extenso en 151,76 km. Se cumple 
que la subestación que recibe carga, tiene la capacidad para atender este incremento, 
acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-12: Resultados para el Plan 10. 
 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
RIO23L14 51,61 11,13 48,83 10,54 3,37 5,37
SUP23L15 1,73 0,36 3,62 0,77 -2,30 -110,46
Global 53,33 11,49 52,45 11,31 1,06 1,64
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
RIO23L14 W55710 7,475 4,308 W55710 7,463 4,464 W55710 7,477 4,279 W55710 7,465 4,434
SUP23L15 W66115 7,607 0,575 W66919 7,612 1,213 W55504 7,561 1,689 W55504 7,559 1,716
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
RIO23L14 W55516 W55517 41,01 22,29 W55516 W55517 43,67 23,73 W55516 W55517 40,99 22,28 W55516 W55517 43,66 23,73
SUP23L15 W66906 W66002 10,30 6,27 W66906 W66002 9,83 6,59 W66906 W66002 19,21 7,97 W66906 W66002 20,13 8,35
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
RIO23L14 166,33 151,76
SUP23L15 20,22 34,79
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
W55495 W66101 W55471 0 No  $     2.127.866,73 
RIO23L14 SUP23L15 RIO23L14
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
HER23L12 174,63 34,14 140,14 27,40 41,23 19,75
HER23L16 13,89 3,07 38,41 8,07 -29,52 -174,05
Global 188,51 37,21 178,54 35,46 11,71 5,19
BLOQUE DE 
PERDIDAS
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El plan 10 tiene una reducción de pérdidas del 5%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 3% (7,57 kV) pasando a 1,9% 
(7,66 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 38%, 
dejándola en el 36%; en este caso no mejora la longitud global por circuito, ya que en el 
caso base se tenía el circuito más extenso en 134,83 km, dejando ahora el circuito más 
extenso en 160,13 km, valor que se esperaba impactar con esta metodología. Al ser la 
reconfiguración entre circuitos de la misma subestación, se cumple que esta tiene la 
capacidad para atender este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-13: Resultados para el Plan 11. 
 
 
 
 
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
HER23L12 D24907 7,578 2,994 D24907 7,589 2,855 D20003 7,659 1,959 D20003 7,666 1,867
HER23L16 D24947 7,677 1,718 D24947 7,672 1,793 D24767 7,607 2,614 D24767 7,605 2,646
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
HER23L12 D20284 D20285 105,63 38,41 D20284 D20285 100,86 36,68 D20283 D20284 97,91 35,60 D20283 D20284 93,75 34,09
HER23L16 D24619 D24363 24,90 13,53 D24619 D24363 26,76 14,55 D24681 D24619 32,08 17,43 D24681 D24619 33,64 18,28
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
HER23L12 38,03 12,75
HER23L16 134,83 160,13
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
D24517 D24516 D20752 0,02704 Si  $     2.819.891,54 
HER23L12 HER23L16 HER23L12
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
VBO23L15 95,11 21,97 77,08 17,77 22,23 18,98
SIO23L15 10,97 1,42 13,09 1,90 -2,59 -20,89
Global 106,08 23,39 90,17 19,67 19,64 15,17
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
VBO23L15 O34377 7,426 4,936 O34377 7,393 5,360 O34374 7,467 4,413 O34374 7,437 4,793
SIO23L15 O33571 7,657 1,181 O33571 7,642 1,144 O34209 7,655 1,222 O34209 7,658 1,181
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
VBO23L15 W37170 W37426 43,59 23,69 W37170 W37426 46,26 25,14 W37170 W37426 41,58 22,60 W37170 W37426 44,12 23,98
SIO23L15 SIO23L15 O33010 15,52 8,66 SIO23L15 O33010 12,96 7,04 SIO23L15 O33010 19,28 10,48 SIO23L15 O33010 15,68 8,67
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
VBO23L15 101,51 91,16
SIO23L15 62,28 73,08
BLOQUE DE 
LONGITUD
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El plan 11 tiene una reducción de pérdidas del 15%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 5,4% (7,39 kV) pasando a 
4,8% (7,44 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 25%, 
dejándola en el 23% y se mejora la longitud global por circuito, para la cual en el caso base 
se tenía el circuito más extenso en 101,51 km, dejando ahora el circuito más extenso en 
73,08 km. Se cumple que la subestación que recibe carga, tiene la capacidad para atender 
este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-14: Resultados para el Plan 12. 
 
 
 
 
 
 
El plan 12 tiene una reducción de pérdidas del 21%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 3,1% (7,57 kV) pasando a 
2,5% (7,62 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
O34213 O34212 O34243 0,45671 Si  $   26.003.167,26 
VBO23L15 SIO23L15 VBO23L15
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
AMR23L14 68,56 23,52 39,21 13,35 39,51 42,91
MGT23L12 15,03 3,58 27,08 7,26 -15,74 -84,61
Global 83,59 27,09 66,29 20,62 23,77 21,48
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
AMR23L14 C31507 7,616 2,504 C31507 7,567 3,131 C31317 7,654 2,012 C31317 7,619 2,470
MGT23L12 W20264 7,752 0,918 W20264 7,726 0,933 C31446 7,703 1,221 C31507 7,691 1,379
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
AMR23L14 AMR23L14 C31687 40,11 14,58 AMR23L14 C31687 51,12 18,59 AMR23L14 C31687 33,65 12,24 AMR23L14 C31687 41,61 15,13
MGT23L12 W20063 W20314 30,78 17,03 W20063 W20314 33,12 18,00 W20013 W20063 37,08 20,15 W20013 W20063 40,04 21,76
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
AMR23L14 67,31 50,91
MGT23L12 47,25 64,15
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
C31670 W20207 C31801 0,49434 Si  $   28.033.531,64 
AMR23L14 MGT23L12 AMR23L14
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
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cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 19%, 
dejándola en el 15% y se mejora la longitud global por circuito, para la cual en el caso base 
se tenía el circuito más extenso en 67,31 km, dejando ahora el circuito más extenso en 
64,15 km. Se cumple que la subestación que recibe carga, tiene la capacidad para atender 
este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
Tabla 4-15: Resultados para el Plan 13. 
 
 
 
 
 
 
El plan 13 tiene una reducción de pérdidas del 30%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 1,5% (7,69 kV) pasando a 
0,9% (7,73 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 37%, 
dejándola en el 36% y se mejora la longitud global por circuito, para la cual en el caso base 
se tenía el circuito más extenso en 13,67 km, dejando ahora el circuito más extenso en 
9,45 km. Se cumple que la subestación que recibe carga, tiene la capacidad para atender 
este incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
AZA23L14 93,59 12,75 42,60 5,80 57,92 54,47
PSO23L17 8,27 1,74 28,04 4,77 -22,80 -227,71
Global 101,86 14,48 70,65 10,57 35,13 30,19
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo [kV]
Regulación 
Festivo [%]
AZA23L14 M42326 7,691 1,548 M42326 7,707 1,336 M42168 7,734 0,993 M42168 7,745 0,856
PSO23L17 M55106 7,768 0,556 M55106 7,768 0,558 M42199 7,733 1,010 M42199 7,739 0,931
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
AZA23L14 M42341 M42932 79,02 42,95 M42341 M42932 68,86 37,43 M42004 M42015 77,73 42,25 M42004 M42015 66,87 36,34
PSO23L17 M55127 M55122 47,78 17,37 M55127 M55122 49,06 17,84 M55001 M55042 78,68 27,51 M55001 M55042 75,64 26,68
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
AZA23L14 13,67 9,30
PSO23L17 5,04 9,45
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
M42072 M55064 M42178 0,04169 No  $     2.127.866,73 
AZA23L14 PSO23L17 AZA23L14
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
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Tabla 4-16: Resultados para el Plan 14. 
 
 
 
 
 
 
El plan 14 tiene una reducción de pérdidas del 16%; mejora la regulación de tensión del 
nodo peor servido que en el caso base se encontraba en un 1,04% (7,73 kV) pasando a 
0,71% (7,76 kV), esto tomando como referencia una regulación máxima del 5%; alivia la 
cargabilidad del tramo más cargado, la cual en el caso base se encontraba en el 35%, 
dejándola en el 27%; en este caso no mejora la longitud global por circuito, ya que en el 
caso base se tenía el circuito más extenso en 10,45 km, dejando ahora el circuito más 
extenso en 14,19 km, pero son valores aceptables de longitud para circuitos a 13,2 kV. Se 
cumple que la subestación que recibe carga, tiene la capacidad para atender este 
incremento, acorde con lo mostrado en la Figura 2-14. 
 
4.2.1 Valoración económica  
En el presente apartado realizaremos, a manea de complemento, una evaluación 
financiera a cada uno de los planes de reconfiguración obtenidos con la metodología 
planteada, con el fin de determinar la viabilidad económica de estos. Para este análisis, se 
asumen conceptos provenientes de la regulación Colombiana, como por ejemplo la vida 
Alimentador
Perdidas Laboral 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Festivo 
(Caso Base) [MW-h]
Perdidas Laboral 
[MW-h]
Perdidas Festivo 
[MW-h] 
Reduccion 
Perdidas anual 
[MW-h]
Porcentaje de 
reduccion con 
respecto al caso 
base [%]
MTO23L18 52,70 11,03 27,00 5,65 31,09 48,78
MAN23L16 7,28 0,93 23,67 3,95 -19,42 -236,49
Global 59,99 11,96 50,67 9,60 11,67 16,23
BLOQUE DE 
PERDIDAS
Alimentador
Nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base)
Voltaje nodo peor 
regulación Laboral 
(Caso Base) [kV]
Regulación 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base)
Voltaje nodo peor 
regulación 
Festivo (Caso 
Base) [kV]
Regulación 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo peor 
regulación 
Laboral
Voltaje nodo peor 
regulación 
Laboral [kV]
Regulación 
Laboral [%]
Nodo peor 
regulación 
Festivo
Voltaje nodo peor 
regulación Festivo 
[kV]
Regulación 
Festivo [%]
MTO23L18 M20037 7,730 1,042 M20037 7,731 1,035 M12313 7,756 0,708 M12313 7,756 0,705
MAN23L16 M20082 7,785 0,336 M20107 7,791 0,262 M12101 7,748 0,809 M12101 7,751 0,772
BLOQUE DE 
REGULACIÓN DE 
TENSIÓN
Alimentador
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Laboral (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Nodo recibo 
tramo con mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base)
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [A]
Cargabilidad 
Festivo (Caso 
Base) [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Laboral
Nodo recibo 
tramo con 
mayor 
cargabilidad 
Laboral
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Laboral [A]
Cargabilidad 
Laboral [%]
Nodo envío tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Nodo recibo tramo 
con mayor 
cargabilidad 
Festivo
Corriente tramo 
mayor 
cargabilidad 
Festivo [A]
Cargabilidad 
Festivo [%]
MTO23L18 MTO23L18 M12002 95,44 34,73 MTO23L18 M12002 96,04 34,92 MTO23L18 M12002 75,10 27,33 MTO23L18 M12002 75,57 27,48
MAN23L16 M20328 M20499 37,58 14,09 M20328 M20499 35,02 12,74 M20328 M20499 59,37 21,59 M20328 M20499 55,57 20,24
BLOQUE DE 
CARGABILIDAD
Alimentador
Longitud circuito 
[km] (Caso Base)
Longitud circuito 
[km]
MTO23L18 9,25 5,55
MAN23L16 10,45 14,19
BLOQUE DE 
LONGITUD
Conexion 1 Conexion 2 Corte
Longitud 
interconexión 
[km]
Construcción del 
tramo de 
interconexión
Costo plan 
reconfiguración 
[$]
M20605 M20604 M12165 0,0403 No  $     2.127.866,73 
MTO23L18 MAN23L16 MTO23L18
BLOQUE DE 
INTERCONEXIÓN 
E INVERSIÓN
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útil de los activos del nivel de tensión II, la cual está determinada para 30 años. Acorde con 
lo anterior, mostramos como indicadores para medir la bondad económica de los planes la 
relación Beneficio-Costo y el Valor Presente Neto, buscando con ello dar un criterio 
adicional para la toma de decisión de su ejecución o no. 
 
El valor presente neto (VPN) es el resultado algebraico de traer a valor presente, utilizando 
una tasa de descuento adecuada (para nuestro caso el WACC regulatorio), todos los flujos 
(positivos o negativos) relacionados con cada plan. El VPN corresponde a una cifra relativa 
adicional a lo que se obtendría al invertir en las oportunidades convencionales (para 
nuestro caso, aquellas con un rendimiento del 13,9%). Partiendo de lo anterior, para definir 
la conveniencia económica de los planes se tendrá en cuenta lo siguiente: 
 
 Si VPN > 0: el plan es conveniente, ya que agrega valor.  
 Si VPN < 0: el plan no es conveniente desde el punto de vista económico, ya que 
destruye valor. 
 
El VPN > 0, significa que el plan genera un beneficio adicional al que generan las 
oportunidades convencionales de la CHEC (cuando se usa como tasa de descuento a la 
tasa de interés de oportunidad, o sea el WACC del negocio) o un beneficio económico neto 
con respecto al costo de financiación (tasa de descuento igual al costo de capital de la 
CHEC).  Por lo tanto, planes con valor presente neto positivo agregan valor a la CHEC; lo 
contrario ocurre con proyectos con un VPN negativo. 
 
La  relación Beneficio-Costo  es calculada como el cociente entre el valor presente de los 
ingresos y el valor presente de los egresos para una tasa de interés i, que en nuestro caso 
sería: 
 
 Ingresos: beneficios obtenidos con la ejecución de la reconfiguración. 
 Egresos: inversión o costo de las obras para llevar a cabo la reconfiguración. 
 Tasa de interés i: para nuestro caso, regulatoriamente este valor es del 13,9% en 
el nivel de tensión II, conocido como el WACC del negocio. 
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Cuando la relación Beneficio-Costo es mayor a 1 (el valor presente de los ingresos supera 
al valor presente de los egresos), se justifica el proyecto desde el punto de vista económico 
ya que esto equivale a decir que el valor presente neto es positivo. 
 
En nuestro caso, como ingresos (beneficios) asumimos el siguiente:  
 
 Ahorro en pérdidas técnicas: valor calculado teniendo en cuenta las pérdidas de 
energía que se ahorran por la ejecución de cada plan de reconfiguración. Este valor 
es calculado dependiendo si la reducción fue por ahorro en compra o mayores 
ventas; para nuestro caso obedece a un ahorro en compra de energía en bolsa y 
por ello se calcula en $ con el precio promedio para el año 2014 del componente G 
(generación) y del T (transmisión) del CU (costo unitario de prestación del servicio), 
el cual para el 2014  fue de $ 145,30 / kWh para el G y de $ 20,98 / kWh para el T, 
esto entendido como el ahorro de la compra de energía y que no se tendría que 
cancelar el valor del transporte de esta energía en el STN.  
  
Este ingreso o beneficio, se proyecta en el periodo de análisis teniendo como crecimiento 
el escalón bajo publicado por la UPME en su revisión de noviembre de 2014. 
 
Como beneficio adicional, involucrando el tema da la calidad del servicio, se podría pensar 
en incluir un beneficio que tenga en cuenta la regulación de tensión, el cual en otros países 
es penalizado, pero en nuestro caso se deberá esperar que decisiones toma el regulador 
Colombiano. Como referente para este tema, leer el trabajo “Modelo conceptual para la 
planeación y/o priorización de inversiones en distribución de energía eléctrica en los 
niveles de tensión I y II”, páginas 76 y 77,  realizado por Guillermo Antonio Reyes Cuartas. 
 
A continuación, en la Tabla 4-17, Tabla 4-18, Tabla 4-19, Tabla 4-20, Tabla 4-21, Tabla 
4-22, Tabla 4-23, Tabla 4-24, Tabla 4-25, Tabla 4-26, Tabla 4-27, Tabla 4-28, Tabla 4-29 
y Tabla 4-30, los resultados obtenidos por plan.  
 
En el archivo anexo a este trabajo titulado “Valoración económica.xlsx” se observa todo el 
soporte de este ejercicio. 
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Tabla 4-17: Resultados valoración económica Plan 1. 
PLAN 1 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 525  
VP costos ($ 2,13) 
VPN proyecto $ 523  
Relación B/C 246,74 
 
 
Tabla 4-18: Resultados valoración económica Plan 2. 
PLAN 2 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 41  
VP costos ($ 2,13) 
VPN proyecto $ 38  
Relación B/C 19,08 
 
 
Tabla 4-19: Resultados valoración económica Plan 3. 
PLAN 3 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 11  
VP costos ($ 2,13) 
VPN proyecto $ 9  
Relación B/C 5,00 
 
 
Tabla 4-20: Resultados valoración económica Plan 4. 
PLAN 4 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 166  
VP costos ($ 1,36) 
VPN proyecto $ 165  
Relación B/C 121,93 
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Tabla 4-21: Resultados valoración económica Plan 5. 
PLAN 5 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 38  
VP costos ($ 3,82) 
VPN proyecto $ 34  
Relación B/C 9,98 
 
 
Tabla 4-22: Resultados valoración económica Plan 6. 
PLAN 6 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios ($ 3,68)  
VP costos ($ 2,13) 
VPN proyecto ($ 5,81) 
Relación B/C (1,73) 
 
 
Tabla 4-23: Resultados valoración económica Plan 7. 
PLAN 7 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 41  
VP costos ($ 3,88) 
VPN proyecto $ 37  
Relación B/C 10,67 
 
 
Tabla 4-24: Resultados valoración económica Plan 8. 
PLAN 8 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 126  
VP costos ($ 5,22) 
VPN proyecto $ 121  
Relación B/C 24,23 
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Tabla 4-25: Resultados valoración económica Plan 9. 
PLAN 9 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 1  
VP costos ($ 2,13) 
VPN proyecto ($ 1)  
Relación B/C 0,69 
 
 
Tabla 4-26: Resultados valoración económica Plan 10. 
PLAN 10 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 16  
VP costos ($ 2,82) 
VPN proyecto $ 13  
Relación B/C 5,76 
 
 
Tabla 4-27: Resultados valoración económica Plan 11. 
PLAN 11 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 27  
VP costos ($ 26) 
VPN proyecto $ 1  
Relación B/C 1,05 
 
 
Tabla 4-28: Resultados valoración económica Plan 12. 
PLAN 12 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 33  
VP costos ($ 28) 
VPN proyecto $ 5  
Relación B/C 1,18 
 
128 Estudio metodológico para la generación de proyectos factibles a ser 
considerados en la planeación óptima de las redes de distribución de 
energía eléctrica del nivel II del sistema eléctrico de la CHEC 
 
Tabla 4-29: Resultados valoración económica Plan 13. 
PLAN 13 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 49  
VP costos ($ 2,13) 
VPN proyecto $ 47  
Relación B/C 22,89 
 
 
Tabla 4-30: Resultados valoración económica Plan 14. 
PLAN 14 
Valoración 
económica 
[millones COP 
dic-2014] 
VP beneficios $ 16 
VP costos ($ 2,13) 
VPN proyecto $ 14  
Relación B/C 7,61 
 
Se puede observar como la gran mayoría de los planes, a excepción del 6 y el 9, serían 
viables financieramente (bajo la metodología de evaluación aplicada), mostrando una 
relación Beneficio-Costo mayor a 1, además de un VPN > 0.  El plan 6 al incrementar las 
perdidas, financieramente no es atractivo para su ejecución, para el plan 9 es muy baja su 
recuperación de pérdidas, lo cual hace que no de buenos indicadores, por lo cual no se 
recomiendan, ya que las condiciones evaluadas no presentan un mejor desempeño técnico 
que el estado actual de estos circuitos. 
 
Al aplicar la metodología al plan 1, se presenta una mejora considerable en las condiciones 
técnicas del plan en conjunto, mejorando en todos los aspectos las condiciones de 
prestación del servicio. 
 
El plan 10 presenta un aumento significativo en la longitud del circuito, lo cual va en 
contravía de lo esperado con el trabajo, lo cual era reducir la longitud de los circuitos. 
 5. Conclusiones y recomendaciones 
5.1 Conclusiones 
La calidad y disponibilidad de información topológica y operativa de los circuitos es de vital 
importancia para cualquier estudio, ya que se eliminarían incertidumbres y supuestos con 
dicha información a los que se hace obligatorio recurrir para un modelado más cercano a 
la realidad del sistema a analizar; por lo cual, acorde con el trabajo realizado, un 
mejoramiento en la calidad y disponibilidad de la información pasaría por lograr tener más 
datos en los nodos de carga para poder realizar, por ejemplo, un mejor modelamiento y  
asignación de carga.  
 
El algoritmo genético de Chu-Beasley (AGCB) presentó muy buenos resultados en la 
adaptación al problema analizado en el sistema eléctrico de CHEC. Lo anterior sustentado 
en que el algoritmo está basado en la teoría fundamental de los algoritmos genéticos, pero 
presenta modificaciones que lo hacen muy competitivo para resolver sistemas de gran 
tamaño y complejidad, ya que gracias a su estructura de búsqueda y evolución permite 
explorar de forma eficiente el espacio de solución de un problema con complejidad 
combinatoria como el abordado. Para este caso, el problema de la reconfiguración de 
circuitos es un problema de alta complejidad con múltiples soluciones, sin embargo, las 
características de mutación y aspiración del AGCB le permiten explorar esas diferentes 
soluciones y aprovechar al máximo la calidad de las respuestas encontradas para refinar 
su búsqueda. 
 
El AGCB, al ser una técnica clasificada como metaheurística, no debe presentar problemas 
de estancamiento en óptimos locales, por lo cual debe garantizar soluciones de buena 
calidad, que para este caso de estudio se traduce en soluciones que garantizan la 
disminución de las pérdidas en los circuitos, sin tener certeza que sea el óptimo global, 
pero sí muy cerca de él, además el AGCB presentó tiempos de convergencia relativamente 
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cortos comparados con los requeridos para obtener una respuesta de calidad con otras 
metaheurísticas. 
 
La técnica de optimización utilizada (AGCB) mostró ser efectiva y eficiente en la solución 
de estos problemas a través de simulación, considerando que pertenecen a la familia de 
problemas de programación no lineal entera mixta, en donde las matemáticas exactas no 
consiguen alcanzar una solución y donde las soluciones basadas en conocimiento experto 
generalmente no son las mejores soluciones posibles, ya que todas las medidas 
implementadas para la reconfiguración en el SDL de CHEC (nivel 2) simuladas en este 
estudio mostraron tener un espacio de solución que explota combinatorialmente con 
relación al tamaño (cantidad de nodos eléctricos) del sistema eléctrico bajo estudio.  
 
En la parametrización del AGCB fueron utilizados factores de sensibilidad para la reducción 
del espacio de solución en pro de la eficiencia computacional. El uso de indicadores de 
sensibilidad permite reducir de manera sustancial el espacio de soluciones para así realizar 
una búsqueda más eficiente sobre regiones promisorias.  
 
La medida de reconfiguración arrojó resultados de muy buena calidad para algunos 
conjuntos de circuitos. Uno de los grandes beneficios de la reconfiguración es mejorar los 
índices de cargabilidad del sistema. La transferencia de carga de un circuito a otro se 
convierte en una solución rápida y duradera al problema de sobrecarga y baja regulación 
de tensión. 
 
El modelo contempla la reducción de pérdidas de todos los circuitos en conjunto, es decir, 
todos los planes de reconfiguración se pueden ingresar al algoritmo genético y él al final 
entrega un plan completo de la mejor reconfiguración a implementar, ya que la expresión 
de la función objetivo equivale a decir que todos los planes entran al genético (todas las 
interconexiones y puntos de corte) y el elige el mejor conjunto (el que más reduzca 
pérdidas de energía en un año teniendo en cuenta las restricciones técnicas y operativas). 
 
La aplicación de la metodología debe entenderse, como criterio fundamental, en buscar la 
reducción de pérdidas en el sistema y de allí la mejora en la regulación de tensión, la 
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longitud de los circuitos y su cargabilidad, entendiendo que este ejercicio de planeamiento 
operativo está enmarcado en redes existentes y en operación. 
 
Teniendo en cuenta el logro alcanzado en el indicador de pérdidas del OR, este ejercicio 
de reconfiguración queda como una estrategia para mantenerlo o inclusive mejorarlo, lo 
cual apalancaría su ejecución. 
 
En términos generales, se presentan mejores condiciones cuando hay un porcentaje de 
reducción de pérdidas elevado. 
 
En la reconfiguración, cuando el circuito que va a recibir carga tiene mayor longitud que el 
que la entrega y esta es elevada, se debe pensar en otro criterio, diferente al de las 
perdidas, para evaluar el plan, ya que se aumenta la longitud de los circuitos y se pierde 
parte del objeto esperado en este trabajo. 
 
Todos los planes evaluados financieramente, a excepción del 6 y el 9, son viables 
financieramente, bajo la metodología de evaluación aplicada, mostrando una relación 
Beneficio-Costo > 1, además de un VPN > 0, mostrándose atractivos para su ejecución, 
ya que generarían valor para CHEC.  El plan 6, al incrementar las perdidas, 
financieramente no es atractivo para su ejecución y el plan 9, al tener baja recuperación 
de pérdidas, se hace inviable financieramente. 
  
5.2 Recomendaciones 
Una medición confiable y completa para todos los alimentadores permite un mejor 
modelamiento de los circuitos, para la obtención de sus respectivas pérdidas de energía, 
por lo cual se recomienda a la CHEC mejorar y propender por mejorar la calidad de la 
información medida. 
 
Este trabajo tendría un mejor desarrollo si se cuenta con un sistema de información 
geográfico actualizado y con mucha información técnica de las redes, por lo cual se 
recomienda a la CHEC la adquisición de un GIS (Sistema de Información Geográfica). 
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Se recomienda automatizar estos resultados, con el fin de ejecutar ejercicios acorde con 
la dinámica que va presentando la expansión, sobre todo la rural con los programas de 
electrificación rural, con el fin de ir analizando el comportamiento de las redes en el corto 
y mediano plazo, además que con una rutina automatizada, partiendo de la información de 
entrada requerida, se podrían involucrar ejercicios de planeación que involucren nuevas 
subestaciones y se hace un seguimiento más confiable a la evolución de la demanda.  
 A. Anexo A: Flujo de carga trifásico para 
sistemas de distribución [45] 
Aclaración del programa para correr flujo de carga en Matlab® y explicado en este 
anexo: 
 
Autoría: 
Las rutinas utilizadas para realizar el flujo de carga implementado en el esquema de 
reconfiguración de circuitos fue desarrollado en su totalidad por el Grupo de Planeamiento 
en Sistemas Eléctricos (GP) de la Universidad Tecnológica de Pereira en investigaciones 
realizadas con el fin de establecer el estado operativo de un circuito de distribución con 
modelado trifásico y cuya información de consumo está medida en la cabecera de este. 
 
La idea surgió de una investigación realizada por el GP a CREG en el año 2010, dicha 
investigación se realizó bajo el convenio específico no. 2, llamado “Apoyo Académico y 
Soporte Técnico en el Proceso de Implementación de Planes de Reducción de Pérdidas 
de Energía Eléctrica”, donde se debía trabajar con circuitos de distribución secundarios, 
cuyo problema principal eran las mediciones en los transformadores. Este programa es 
empleado en este trabajo, teniendo en cuenta la interacción que CHEC ha tenido con UTP 
en diversos convenios interadministrativos. 
 
Modificaciones: 
Ahora bien, para la implementación de las rutinas contenidas en el flujo de carga, fue 
necesario poblar las plantillas con la información necesaria y concerniente al trabajo de 
reconfiguración entregado. Con esto se hace referencia a la información de topología de 
los circuitos involucrados en el estudio de reconfiguración y las mediciones en las 
subestación o cabecera de dichos circuitos, información que es propiedad de CHEC. 
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Las redes de distribución presentan características muy particulares como topologías 
radiales, múltiples conexiones, cargas de distinta naturaleza, líneas con resistencia mayor 
a la reactancia, líneas sin transposiciones y combinación de líneas aéreas y subterráneas. 
  
En el análisis de flujo de potencia de un sistema de distribución se conoce el voltaje en la 
fuente (subestación o transformadores de distribución), la impedancia de cada tramo de 
red, la potencia compleja de todas las cargas y el modelo de cada una de las cargas 
(potencia constante, impedancia constante, corriente constante o una combinación de las 
anteriores). 
 
El análisis de flujo de potencia de un sistema de distribución determina la magnitud de 
voltajes y ángulos en todos los nodos del alimentador. Usando estos resultados es posible 
calcular, entre otros, los siguientes valores: 
 
 Flujo de potencia en cada sección de línea, corrientes (magnitud y ángulo) y factor 
de potencia. 
 Pérdidas de potencia en cada sección de línea. 
 Total de potencia inyectada al alimentador. 
 
El flujo de carga empleado está basado en el método de barrido iterativo. Este método 
supone un ordenamiento de las barras del sistema de acuerdo a como se presenta en [46]. 
Una vez la red ha sido ordenada, el método de barrido iterativo se realiza en dos etapas 
consecutivas. La primera, consiste en aplicar la primera ley de Kirchhoff en cada nodo 
comenzando desde los nodos terminales hasta llegar a la subestación (barrido hacia 
arriba). Para esto, es necesario suponer un perfil de tensión inicial. La segunda etapa, 
consiste en aplicar la segunda ley de Kirchhoff para obtener las caídas de tensión en cada 
línea, comenzando desde la subestación hasta los nodos terminales (barrido hacia abajo). 
Para ello se utilizan los datos de corrientes encontrados en la primera etapa. 
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Este proceso permite obtener nuevos valores para las tensiones nodales. La realización 
de las dos etapas anteriores constituye una iteración del proceso global. El método 
converge cuando la diferencia de pérdidas activas entre dos iteraciones sucesivas es 
menor que un error establecido. 
 
Debido a que los sistemas de distribución no son balanceados, es necesario que el estudio 
de flujo de potencia considere el modelamiento trifásico de los diferentes componentes de 
la red. El flujo de carga para sistemas de distribución desbalanceados permite el adecuado 
estudio de problemas más complejos como balance de cargas, estudios de caída de 
tensión, compensación capacitiva y reconfiguración, entre otros. 
 
En general, para cualquier red lineal, las leyes fundamentales de circuitos pueden ser 
expresadas de la siguiente forma: 
 
 Primera ley de Kirchhoff: Corrientes nodales como función de las corrientes de 
rama. 
 
[𝐼𝑁] =  [𝐴] [𝑉𝑁]                          (A.1) 
 
 Segunda ley de Kirchhoff: Voltajes de los elementos en función de los voltajes 
nodales. 
 
[𝑉𝐵] =  [𝐴]
𝑇 [𝑉𝑁]                          (A.2) 
 
 Relación voltaje corriente: ley de Ohm. 
 
[𝐼𝐵] =  [𝑌𝐵] [𝑉𝐵]                           (A.3) 
Dónde: 
 
[YB]: Matriz primitiva de admitancia de rama 
[VB]: Vector de tensiones de rama 
[IB]: Vector de corrientes de rama 
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[VN]: Vector de tensiones nodales 
[IN]: Vector de inyección de corrientes nodales 
[A]: Matriz de incidencia de nodos. 
 
Combinando adecuadamente las ecuaciones (A.1), (A.2) y (A.3), es posible plantear la 
solución del problema de flujo de carga de la siguiente manera: 
 
[𝐴𝑁−1] [𝐼𝐵]  =   [𝐼𝑁−1]                           (A.4) 
 
[𝑌𝐵] [𝐴𝑁−1]
𝑇 [𝑉𝑁−1 −  𝑉0 𝑒𝑁−1]  =   [𝐼𝐵]                (A.5) 
 
V0 es la tensión en el nodo fuente y es conocida (nodo donde empieza el barrido iterativo). 
Adicionalmente, [eN-1] es un vector columna con todos sus elementos iguales a uno, el cual 
parte de: la matriz completa [A] se construye de tal forma que las filas corresponden a los 
nodos mientras las columnas corresponden a las ramas del sistema. Cada columna tiene 
sólo dos elementos distintos de cero: un valor de 1 para el nodo de envío y un valor de -1 
para el nodo de recibo de cada línea. Por esta razón la suma de los elementos de cada 
columna es igual a cero. Este hecho puede representarse matemáticamente como: 
 
[𝐴0]
𝑇 + [𝐴𝑁−1]
𝑇 [𝑒𝑁−1]  =  0 
 
Esta característica permite que la ecuación anterior pueda se expresada de la siguiente 
forma: 
 
[𝐴𝑁−1][𝑌𝐵] [𝐴𝑁−1]
𝑇 [𝑉𝑁−1 − 𝑉0 𝑒𝑁−1]  =   [𝐼𝑁−1] 
 
La ecuación anterior puede ser separada para resolver el problema de flujo de carga, 
obteniendo las ecuaciones (A.4) y (A.5), en las cuales la matriz [AN-1] resulta ser una matriz 
triangular superior, si el sistema se encuentra ordenado adecuadamente. En este caso 
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resolver [IB] es equivalente a realizar un barrido hacia arriba mientras que resolver [VN-1] es 
equivalente a realizar un barrido hacia abajo. 
 
El ordenamiento nodal es importante ya que permite sistematizar el proceso, al calcular el 
flujo de corriente por cada línea a partir de las combinaciones de los flujos de corriente por 
las líneas inferiores y la inyección de corriente en el nodo de recibo (barrido hacia arriba). 
Igualmente, permite calcular fácilmente el voltaje en los nodos inferiores a partir del voltaje 
en el nodo superior, las corrientes y las impedancias (barrido hacia abajo). 
 
A continuación se realiza aclaración sobre las variables de Matlab® de workspace de cada 
circuito primario de CHEC, obtenidas con el programa flujo de carga trifásico empleado y 
que son un insumo importante para la ejecución del programa de reconfiguración. La 
carpeta del programa se llama “Flujo de carga”. 
 
Las plantillas principales (en Excel), para el desarrollo de flujo de carga son: 
 
 Circuitos.xlsx. 
 Corrientes.xlsx 
 
Plantilla Circuitos: La plantilla se diseñó en formato Excel, para correr los diferentes flujos 
de carga. Los campos de esta plantilla son: 
 
 NODO INICIO: Nodo de envió del tramo. 
 NODO FINAL: Nodo de recibo del tramo. 
 FRASES TRAMO: Designación de fases que están presentes en el tramo, donde: 
1: Fase A 
2: Fase B 
3: Fase C 
 kVA TRAFO: Potencia nominal del transformador. 
 FASES DE CONEXIÓN: Designación de fases en el primario del transformador, 
donde: 
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1: Fase A 
2: Fase B 
3: Fase C 
 kWh TRAFO: Suma de la energía del último mes, que suministra el transformador 
a los clientes alimentados por él. 
 CAPACIDAD DE LOS CONDUCTORES DE FASE: Capacidad en corriente de los 
conductores de fase del tramo. 
 ZAA: Impedancia de la fase A. Para procesarla en el programa de flujo de carga, 
se separó el valor en su parte real e imaginaria, donde: 
o RAA: Parte real de la fase A. 
o XAA: Parte imaginaria de la fase A. 
 
Lo anterior es igual para los demás valores de impedancia. 
 ZBB: Impedancia de la fase B.  
 ZCC: Impedancia de la fase C. 
 ZAB: Impedancia mutua de la fase A y B. 
 ZAC: Impedancia mutua de la fase A y C. 
 ZBC: Impedancia mutua de la fase B y C. 
 Yshunt: admitancia para tramos subterráneos [℧]. 
Todas las impedancias están en [Ω]. 
 
Tabla 5-1: Encabezado de la plantilla para los datos de los alimentadores. 
Nodo 
Inicio 
Nodo 
final 
Fases 
tramo 
kVA 
Trafo 
Fases 
Conexión 
kWH 
Trafo 
Capa. 
Cond 
fase 
ZAA ZBB ZCC ZAB ZAC ZBC 
Y 
shunt 
R
A
A 
X
A
A 
R
B
B 
X
B
B 
R
C
C 
X
C
C 
R
A
B 
X
A
B 
R
A
C 
X
A
C 
R
B
C 
X
B
C 
 
Y 
 
La Tabla 5-1 muestra el encabezado de la plantilla para los datos de los alimentadores. 
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Figura 5-1: Vista de la plantilla circuitos en Excel. 
 
 
Cada hoja del archivo Circuitos.xlsx corresponde a un circuito de 13.2 kV y tiene tantas 
hojas como circuitos se quieran analizar (recuadro rojo de la Figura 5-1). 
 
Cada fila corresponde a un tramo del circuito, el transformador se supone que está en el 
nodo final de dicho tramo. 
 
La siguiente recomendación es aplicable solamente para el desarrollo de la reconfiguración 
y se refiere a la obtención de la impedancia. El programa de reconfiguración emplea a su 
vez otro flujo de carga pero este monofásico, lo cual simplifica los valores necesarios de 
impedancia. Proceda así:  
 
 Calcule la admitancia (Y) en caso de cables subterráneos, en estos casos se lleva 
el valor adecuado a la columna respectiva. En cables aéreos esta columna se llena 
con 0. 
 Calcule la impedancia de secuencia positiva del tramo (R + jX). 
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 Si las fases del tramo es 1: R irá en la columna etiquetada RAA y X en la XAA, las 
demás columnas se llenan con 0. 
 Si las fases del tramo es 2: R irá en la columna etiquetada RBB y X en la XBB, las 
demás columnas se llenan con 0. 
 Si las fases del tramo es 3: R irá en la columna etiquetada RCC y X en la XCC, las 
demás columnas se llenan con 0. 
 Si las fases del tramo es 12: R irá en las columnas etiquetadas RAA y RBB y  X en 
las XAA y XBB, las demás columnas se llenan con 0. 
 Si las fases del tramo es 13: R irá en las columnas etiquetadas RAA y RCC y X en 
la XAA y XCC, las demás columnas se llenan con 0. 
 Si las fases del tramo es 23: R irá en las columnas etiquetadas RBB y RCC y  X en 
las XBB y XCC, las demás columnas se llenan con 0. 
 Si las fases del tramo es 123: R irá en la columna etiquetada RAA, RBB y RCC  y 
X en la XAA, XBB y XCC, las demás columnas se llenan con 0. 
 
Plantilla corrientes: este archivo debe contener la información de las lecturas de tensión 
[V], corriente [A] por cada de una de las fases (A B C) de los alimentadores primarios, 
potencia trifásica activa [MW] y potencia trifásica reactiva [MVAR], estas lecturas son 
tomadas en la cabecera del alimentador, con los dos últimos datos se obtiene el factor de 
potencia. En la Tabla 5-2, se detalla el encabezado del archivo Corrientes.xlsx, se observa 
que en la primera columna va el nombre del circuito que se va a analizar, las columnas a 
la derecha son los valores para cada hora de los voltajes y corrientes de las diferentes 
fases al igual que el factor de potencia. El archivo Corrientes.xlsx consta de dos hojas, una 
para días ordinarios y la otra para días festivos, donde cada fila contiene la información de 
un circuito, la cantidad de filas depende de los circuitos con que se cuente la información 
y deberá contener obviamente la del circuito que se desea analizar. 
 
Tabla 5-2: Encabezado de la plantilla corrientes. 
Alimentador 
Hora 1 … Hora 24 
VA VB VC IA IB IC FP … VA VB VC IA IB IC FP 
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Figura 5-2: Vista de la plantilla corrientes en Excel. 
 
 
La siguiente recomendación es aplicable para este caso de reconfiguración y se refiere a 
la obtención de las corrientes y voltajes en caso de no tener lecturas en las cabeceras.  El 
procedimiento es aproximado. Proceda así: 
 
 Llene las columnas de todos los voltajes y en todas las horas con el voltaje nominal 
fase – neutro, o si lo desea con un valor ligeramente mayor. 
 Llene todas las columnas de factor de potencia con un valor de 0,9. 
 Si la energía mensual en kWh se divide entre 720 horas se obtiene la Potencia 
trifásica promedio, a partir de este valor se puede obtener la corriente por fase 
PROMEDIO, se puede utilizar este valor y llenar las columnas de todas las 
corrientes y en todas las horas con este valor. Los circuitos así corridos arrojan 
unas pérdidas a potencia promedio. Otra alternativa es correr el flujo a corrientes 
pico o demanda máxima para lo cual se deberá dividir el valor de la corriente media 
entre el factor de carga que para CHEC se puede tomar en 0,72; al final en forma 
manual se deberá atenuar estas pérdidas dividiéndolas entre el factor de pérdidas 
que para CHEC se puede tomar en 0,58. 
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Programa flujo de carga: en la Figura 5-3 se detallan los archivos que debe contener la 
carpeta de programa para su correcto funcionamiento. 
 
Figura 5-3: Archivos para correr el flujo de carga. 
 
 
En dicha carpeta llamada “Flujo de carga” se encuentran los siguientes archivos: 
 
“Ordenamiento.m”: Esta función realiza el ordenamiento nodal y de líneas del circuito de 
estudio, para esto recibe la información de nodos de envío y recibo y número de líneas del 
sistema. El ordenamiento nodal se realiza con el fin de facilitar el recorrido del flujo de 
carga de barrido iterativo por el sistema. Existen muchas maneras de realizarlo. Pero 
siempre se procura al final un orden en la lectura topológica del sistema. 
 
“flujotrifasico.m”: Este archivo contiene la rutina del flujo trifásico de barrido iterativo. 
 
 En las líneas 26 a 31 se inicializan los voltajes nodales en 13,2 kV y desfasados 
120 grados por cada fase. 
 En las líneas 33 a 36 se inicializan los valores de tolerancia e iteraciones. 
 En las líneas 37 a 99 se corre el flujo de carga trifásico de barrido iterativo: 
 En las líneas 39 a 84 se realiza el barrido de corrientes por las líneas, de 
abajo hacia arriba. 
 En las líneas 86 a 95 se realiza un barrido de los voltajes nodales de arriba 
hacia abajo. 
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 En las líneas 96 a 98 se calcula de nuevo el error y se incrementa el 
contador de iteraciones. 
 En las líneas 100 a 104 se guarda la información de voltajes nodales, corrientes 
por nodo, demanda e iteraciones, todas respuestas del flujo de carga trifásico. 
 
“PerdidasN3.m”: Este archivo organiza las variables necesarias para correr el flujo de 
carga trifásico. 
 
 En las líneas 4 y 6 se definen el número de nodos y de líneas del sistema. 
 En la línea 9 se llama a la función “Ordenamiento.m”, la cual realiza un 
ordenamiento nodal de los datos del circuito. 
 En las líneas 14 a 20 se crea una estructura para guardar la información de los 
datos de los tramos de red del sistema: nodos de envío y recibo, impedancia del 
tramo de red según su conductor y capacitancia. 
 En las líneas 23 a 38 se organiza la información de energía total por fase y 
consumida por transformador. 
 En las líneas 40 a 42 se determinan los nodos con cargas que están pegadas a 
cada fase, es decir, si el nodo 40 tiene carga en las fases 1 y 3, este aparecerá en 
la lista de las variables de las líneas 40 y 42. 
 En las líneas 46 y 47 se crean las estructuras para organizar la carga y los 
resultados del flujo trifásico. 
 En las líneas 49 a 172 se ajusta la demanda del sistema de acuerdo a las 
mediciones de la subestación, para esto se realizar la evaluación del flujo de carga 
hora a hora: 
 En la línea 51 y 53 se guarda la información de potencia medida en la 
subestación para la hora de estudio. 
 En las líneas 59 a 124 es realizado el ajuste de la demanda. 
 Se resalta que en la línea 117 es llamada la función que corre como tal el 
flujo de carga trifásico. 
 En las líneas 127 a 130 es guardada la información de las cargas del 
sistema según su conexión (delta o estrella) para la hora de estudio. 
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 En las líneas 134 a 137 es guardada la información de potencia de entrada, 
perdidas de potencia, porcentaje de pérdidas según la potencia de entrada, 
corriente de la subestación. 
 En las líneas 139 a 164 es guardada la información referente a regulación 
de voltaje y cargabilidad de los tramos de red, hora a hora. 
 La línea 165 muestra la hora y el número de iteraciones requeridas para la 
convergencia del flujo de carga trifásico en esa hora de estudio. Esto se 
muestra cada vez que es corrido el flujo de carga. 
 En las líneas 166 a 170 es verificado si el flujo en realidad si convergió. 
 
“SystemN3.m”:  
 En las líneas 5 y 6 se cargan los archivos “Circuitos.xlsx” y “Corrientes.xlsx”, el 
primero contiene la información topológica del circuito y el otro archivo, la 
información medida en la subestación (voltajes y corrientes por cada fase y factor 
de potencia, todo, hora a hora y discriminando días ordinarios y festivos). 
 En las líneas 26 y 27, los archivos mencionados anteriormente, son leídos según 
el circuito de estudio y día de interés (ordinario o festivo). 
 En las líneas 36 y 37 son borradas todas las filas de información que contengan 
alguna casilla vacía, pues esto hace fallar al flujo de carga. 
 En las líneas 40 a 58, los nodos del sistema son renombrados, pasando de poseer 
etiquetas con letras y números a sólo poseer etiquetas con números, el orden va 
desde el número 1 hasta el número de nodos que posea el circuito. 
 En la línea 64 se verifican si hacen falta tramos de red, según la información 
topológica ya leída. 
 En la línea 68 se verifican si existen anillos en la topología. 
 
Si las dos condiciones anteriores se cumplen, de la línea 72 a 85 son calculadas las 
matrices de impedancia de cada uno de los tramos de red según su calibre. 
 
Anexo A. Flujo de carga 145 
 
 
 En la línea 105 es llamada la función “PerdidasN3.m”, la cual es la encargada de 
correr el flujo de potencia trifásico y devolver la respuesta de este, junto con la 
información del sistema después de realizar un ordenamiento nodal. 
 En la línea 119 se muestra un mensaje diciendo que las pérdidas técnicas han sido 
calculadas para el día de estudio. 
 En las líneas 121 a 124 son guardados los valores de energía de entrada al sistema 
por día, pérdidas por día y porcentaje de las pérdidas por día en relación a la 
energía de entrada al sistema. 
 En las líneas 165 a 180 se verifica si el flujo de carga trifásico convergió en cada 
una de las horas de estudio, si aquí se presentara un problema, el programa avisa 
esto mediante mensajes. 
 
Si alguna de las condiciones mencionadas en las líneas 64 y 68 no se cumplen, los 
mensajes de las líneas 185 a 202 avisarían que hay problemas con la topología de la red, 
ya sea por tramos faltantes o por mallas en el circuito, de ser así, los valores de energía 
de entrada al sistema por día, pérdidas por día y porcentaje de las pérdidas por día en 
relación a la energía de entrada al sistema, son todos cero.    
 
“CorridasCurvaCarga.m”: Este archivo es el principal, es desde este donde se corre el 
flujo de carga. Tiene como datos de entrada los siguientes: 
 
 Línea 7: Número de horas del día a evaluar. 
 Líneas 10 y 11: Número de días festivos y ordinarios, respectivamente, del año de 
estudio. 
 Línea 17: Lectura del archivo con la información medida en la subestación. 
 Línea 4: Número del alimentador a evaluar el flujo de carga, esta numeración 
coincide con el orden de los alimentadores consignados en el archivo 
“Corrientes.xlsx”. 
 
De la línea 24 a 90 es corrido el flujo de carga y organizada la información para ser 
presentada en archivos de Excel: 
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 Línea 28: Es llamada la función “SystemN3.m”, la cual es la encargada de evaluar 
el flujo de carga y entregar la información necesaria. 
 Línea 29 a 37: Se pregunta si el día es ordinario o festivo, con el fin de guardar la 
información respuesta del flujo asociada al tipo de día. 
 Línea 39 a 46: La información de regulación de voltaje y cargabilidad es organizada 
en vectores. 
 Línea 47: Es determinado el nodo con peor regulación de voltaje. 
 Línea 48: Es determinado el tramo con mayor cargabilidad. 
 Línea 49: Es organizada la información anterior en un vector de la siguiente 
manera: 
o Nombre del alimentador. 
o Energía de entrada por día. 
o Pérdidas por día. 
o Porcentaje de pérdidas por día. 
o Nodo de máxima regulación de voltaje. 
o Posición del nodo en la variable “Regulación”. 
o Voltaje del nodo de peor regulación de voltaje. 
o Valor de la regulación de voltaje. 
o Nodo de envío del tramo con mayor cargabilidad. 
o Nodo de recibo del tramo con mayor cargabilidad. 
o Posición del tramo en la variable “Cargabilidad”. 
o Corriente por el tramo de mayor cargabilidad. 
o Valor de la cargabilidad del tramo 
 Línea 52 a 82: La información de las cargas, y su configuración estrella o delta, es 
almacenada teniendo en cuenta si el día es ordinario o festivo. 
 Línea 84 a 89: La información organizada en la línea 89 es consignada en un 
archivo de Excel teniendo en cuenta si el día es ordinario o festivo. 
 
De la línea 92 a 188 es organizada la información de la demanda para definir los límites 
de periodos de discretización de la curva anual de demanda: 
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 Línea 92 a 97: son inicializadas las variables para guardar la información de P y Q 
por fase. 
 Línea 98 a 119: es guardada la información de la demanda hora a hora en cada 
uno de los nodos del sistema, teniendo en cuenta si es día ordinario o festivo. 
Donde finalmente se tiene la información de todo un año, en horas. 
 En la línea 122 es organizada la información de la demanda hora a hora de todo 
un año de potencia activa, de mayor a menor valor para la fase a. 
 En la línea 123, la información de la anterior línea es ingresada al “kmeans” junto 
con el comando de tres periodos, esto se realiza para determinar la duración en 
horas de cada uno de los tres periodos de demanda: máxima, media y mínima. 
 En la línea 131 se guarda la información de la duración en horas de cada uno de 
los tres periodos de discretización de la curva de demanda anual en el orden de 
máxima, media y mínima. 
 En las líneas 135 a 138 se hace una verificación de si el número de horas del año 
es igual a la suma de las duraciones de los periodos de máxima, media y mínima, 
de no ser así, el programa es parado aquí mostrando un mensaje alusivo a esto. 
 En las líneas 142 a 188 se organiza la información de demanda para obtener la 
curva de duración para cada nodo, por fase y por P y Q, además se discretiza por 
niveles de carga. 
 
En las líneas 191 a 201 es verificada si la información de los nombres de los nodos está 
en orden respecto a la información entregada por el flujo, esto se realiza para mantener 
una coherencia entre el orden de las diferentes variables. Al final del proceso se obtienen 
los resultados, los cuales se almacenan en una estructura llamada Result, entre ellos: 
 
 Result.PinW: Potencia activa de entrada (W) de cada hora. 
 Result.PerW: Perdidas de potencia en (W) de cada hora. 
 Result.PerP: Perdidas de potencia en (%) de cada hora. 
 Result.Isub: Corrientes por fase de la subestación [IFa IFb IFc] de cada hora. 
 Regulación más mala. 
o Result.Regul: {Voltaje_promedio Regulación Nodo} 
 Sobrecarga. 
o Result.Sobre: {Corriente_max Sobrecarga Nodo_I Nodo_F} 
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 Result.Conver: Vector de 1 y 0 que indica si hubo convergencia en cada hora. 
 
Finalmente la Figura 5-4 muestra las variables que conforman la estructura final 
(workspace) para cada circuito, los cuales como se mencionó al inicio son el insumo 
principal para el proceso de reconfiguración. 
 
Figura 5-4: Estructura final del workspace. 
 
 
 
A.1 Modelado de líneas de distribución 
 
El modelo de las líneas de distribución tanto aéreas como subterráneas es importante dado 
que hacen parte de los elementos que interconectan los nodos y permiten la transmisión 
de energía por la red. Es importante incluir en el análisis el espaciamiento entre 
conductores y el cálculo de las matrices de impedancia y admitancia de fase sin asumir 
transposición en las líneas.  
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El modelo de la línea se construye matricialmente porque en sistemas de distribución no 
se realiza transposición, lo que da una importancia significativa a los enlaces de flujo para 
cada fase. El sistema generalmente está desbalanceado, por lo cual el modelo de la línea 
que se realiza es trifásico. 
 
El modelo para la línea se compone de una matriz de impedancia serie de tamaño (n×n), 
y de las matrices de capacitancia shunt de tamaño (n×n) para el caso de tramos 
subterráneos, donde n representa el número de conductores que posee la línea, tal como 
se muestra en la Figura 5-5. 
 
Figura 5-5: Modelo de la línea. 
 
 
Para el análisis trifásico, las líneas se modelan como una impedancia. La matriz de 
impedancia serie tendrá un tamaño fijo de 3×3, en concordancia con las características de 
los sistemas de distribución, independientemente del número de conductores por fase y 
neutros que se tengan. Siempre que se exceda este tamaño se hace reducción de Kron, 
ya que los neutros están aterrizados sólidamente. Las pérdidas técnicas en circuitos de 
13,2 kV fundamentalmente se dan en las redes de transporte de energía, es entonces 
primordial desarrollar los fundamentos teóricos utilizados en el modelamiento de dichas 
redes. 
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A.1.1 Reducción de Kron: De acuerdo a la configuración que tenga la línea, es decir, 
número de fases de la línea, número de conductores por fase, si tiene neutro o cables de 
guarda, los cuales ambos se consideran puestos a tierra, se realiza la reducción de Kron 
de acuerdo a: 
 
























00
'
abc
n
abc
nnnp
pnppabc V
I
I
ZZ
ZZV
                       (A.6) 
 
Donde las siguientes submatrices de impedancia corresponden a: 
 
Zpp: Submatriz de conductores de fases. 
Zpn: Submatriz mutua de conductores de fases - neutros. 
Znp: Submatriz mutua de conductores neutros - fases. 
Znn: Submatriz  de conductores de  neutros. 
 
Los voltajes de fases en las cargas se designan como voltajes primados; las corrientes de 
las fases son Iabc y las de los neutros y/o guardas: In. 
  
Se despeja [In] de la segunda línea y se reemplaza en la primera y se obtiene: 
 
  '1][ abcabcnpnnpnppabc VIZZZZV                         (A.7) 
 1[ ]reducida pp pn nn npZ Z Z Z Z                         (A.8) 
Después de realizada la reducción de Kron, la estructura de las matrices adopta la forma 
como se ilustra en la Figura 5-6 y Figura 5-7, o según sea el número de fases que existan 
en la red. 
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Figura 5-6: Configuración de las matrices de impedancia serie según el número de 
fases. 
Tres fases Fases: A, B y un neutro Fase A y un neutro 
 
ii ij ik
ji jj jk
ki kj kk
Z Z Z
Z Z Z Z
Z Z Z
 
 
  
 
 
  
0
0
0 0 0
ii ij
ji jj
Z Z
Z Z Z
 
 
 
  
  
0 0
0 0 0
0 0 0
iiZ
Z
 
 
 
  
 
 
 
Figura 5-7: Configuración de las matrices de admitancia shunt según el número de 
fases. 
Tres fases Fases: A, B y un neutro Fase A y un neutro 
2 2 2
2 2 2 2
2 2 2
ijii ik
ji jj jk
kjki kk
YY Y
Y Y YY
YY Y
 
 
 
  
   
   
 
 
 
 
0
2 2
0
2 2 2
0 0 0
ijii
ji jj
YY
Y YY
 
 
 
  
   
   
 
 
 
 
0 0
2
0 0 0
2
0 0 0
iiY
Y
 
 
  
   
   
 
 
 
  
 
En los casos de 2 fases o de una fase, diferentes a las mostradas en la Figura 5-6 y Figura 
5-7, se deberán colocar los valores de impedancia o admitancia en las colocaciones 
adecuadas según sea estas. 
 
A.1.2 Modelado de líneas aéreas: Los conductores de las líneas aéreas son expuestos 
al aire y no poseen recubrimiento o aislante. En el modelamiento de líneas de transmisión 
es de especial importancia el efecto inductivo y el efecto capacitivo; mientras que el modelo 
de la línea aérea del sistema de distribución se basa en la impedancia serie, dado que el 
efecto capacitivo (admitancia shunt) es despreciado por varias causas, entre ellas: 
 
 Las líneas en los sistemas de distribución son cortas. 
 El nivel de tensión es relativamente bajo. 
 Espaciamiento apreciable entre conductores y entre conductores y tierra. 
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El efecto de los enlaces de flujo (que es el causante de las impedancias mutuas) y el efecto 
del terreno es tenido en cuenta en los elementos que conforman la matriz [Z] serie, esta 
es simétrica con respecto a la diagonal y cuadrada. 
 
La matriz impedancia serie del modelo sin tener el efecto del terreno es: 
 
ii ik ij
ki kk kjprim
ji jk jj
z z z
z z zZ
z z z
 
 
 
      
 
 
 
               (A.9) 
 
Con: 
 
1
0.0754lnii i
i
Z R j
RMG Km
 
   
 
  10.0754lnij
ij
Z j
D Km
 
  
 
          (A.10) 
 
Dónde: 
Zii: Elemento de la diagonal (Impedancia propia) [Ω/km]. 
Zij: Elemento fuera de la diagonal (Impedancia mutua) [Ω/km]. 
Ri: Resistencia propia del conductor, valor especificado por el fabricante para T = 75°C 
[Ω/km]. 
RMGi: Radio medio geométrico del conductor i [m]. 
Dij: Distancia del conductor i al conductor j [m].  
 
Al ser necesario asumir la tierra como conductor de retorno, es preciso observar el efecto 
del terreno, ya que se producen enlaces de flujo por causa de esta corriente, esto modifica 
los valores de impedancia propia e impedancia mutua de los conductores, es decir, los 
elementos de la diagonal y los de fuera de ella. Al sumar nuevos términos relacionados 
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con la impedancia del terreno y las impedancias mutuas del terreno con las fases, este 
efecto produce, luego de hacer uso de la corrección de Carson. 
 
0.00098696 0.0754ln eii i
i
D
Z R f j
RMG Km
 
    
 
            (A.11) 
 
0.00098696 0.0754ln eij
ij
D
Z f j
D Km
 
   
 
            (A.12) 
 
Dónde: 
 
658.5  [m]eD
f

  
ρ: Resistividad del terreno [Ω - m]. 
f: Frecuencia de la red [Hz]. 
 
Las expresiones (A.11) y (A.12) permiten calcular los elementos de la diagonal y para los 
elementos por fuera de ella, llevando implícito el efecto del terreno. De tal modo que los 
valores asociados al terreno dependen solamente de la resistividad del terreno y la 
frecuencia de la red, generalmente se trabaja con una resistividad de 100 ohmios-metro, y 
a la frecuencia de 60 Hz. 
 
Para el caso general de una línea aérea trifásica con fases a, b, c con un neutro n, la matriz 
impedancia primitiva serie toma la forma: 
 
 
aa ab ac an
ba bb bc bn
serie
ca cb cc cn
na nb nc nn
Z Z Z Z
Z Z Z Z
Zprim
Z Z Z Z
Z Z Z Z
 
 
 
 
 
 
             (A.13) 
 
Donde los elementos que la conforman se calculan con las expresiones (A.11) y (A.12). 
Dado que esta matriz es de tamaño 4x4 es preciso efectuar la reducción de Kron. 
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A.1.3 Modelado de Líneas Subterráneas: Los sistemas de distribución subterráneos 
poseen características especiales las cuales hacen que su modelamiento sea diferente. 
Por ejemplo, el efecto capacitivo en las líneas subterráneas tiene alguna incidencia debido 
a la cercanía entre conductores y la proximidad entre estos y tierra. Adicionalmente, los 
conductores empleados para este tipo de línea tienen recubrimientos especiales y tienen 
un neutro concéntrico, el cual está constituido por una capa o serie de hilos trenzados 
como se muestra en la Figura 5-8; este neutro va integrado a cada cable o cada fase, 
donde el conductor para esta fase puede ser de cobre o de aluminio. 
 
Figura 5-8: Estructura del cable subterráneo. 
 
 
 
Neutro concéntrico con hilos: Así en un sistema trifásico se tienen tres neutros 
concéntricos, lo que implica una matriz de impedancia primitiva de dimensiones 6x6. En el 
modelamiento de esta matriz se utilizan las expresiones para elementos de la diagonal 
(impedancia propia) y de fuera de la diagonal (impedancia mutua) obtenidos anteriormente 
para la línea aérea, expresiones (A.11) y (A.12), con los cambios pertinentes para este 
caso, que se verán a continuación. En la Figura 5-8 y Figura 5-9 se observa que el neutro 
concéntrico está conformado por varios hilos. 
 
A fin de simplificar el tamaño y el cálculo de la matriz impedancia, estos hilos o delgados 
conductores son representados por un neutro equivalente Figura 5-10. 
 
Anexo A. Flujo de carga 155 
 
 
Figura 5-9: Sección transversal de un cable subterráneo. 
 
 
Figura 5-10: Cable subterráneo con representación de neutro equivalente. 
 
 
Buscando establecer el orden que tendrá cada conductor y su neutro concéntrico en la 
matriz de impedancia primitiva, se enumeran primero las fases y seguidamente los neutros 
concéntricos. Así, para un sistema general trifásico se obtiene: fases 1, 2, 3 y neutros 
concéntricos 4, 5, 6. Donde estarán asociados al primer cable la fase 1 y el neutro 
concéntrico 4. La misma estrategia se aplica a los demás conductores. 
Se deben definir los parámetros de distancia que permiten el cálculo de los elementos de 
la matriz: 
 
GMRcn: Radio medio geométrico del neutro concéntrico equivalente. 
156 Estudio metodológico para la generación de proyectos factibles a ser 
considerados en la planeación óptima de las redes de distribución de 
energía eléctrica del nivel II del sistema eléctrico de la CHEC 
 
 
1  [m]kkcn sGMR GMR kR
                (A.14) 
 
Dónde: 
R: Radio del círculo que atraviesa el centro de los hilos concéntricos, ver Figura 5-9 y 
Figura 5-10 [m]. 
k: Número de hilos que conforman el neutro. 
GMRs: Radio medio geométrico de un hilo del neutro [m]. 
 
De la disposición geométrica es fácil determinar las distancias entre los conductores de 
fase, como se hace en líneas aéreas. La distancia entre un neutro concéntrico y su 
conductor de fase asociado es R en metros. La distancia entre neutros concéntricos de 
dos cables se toma en forma aproximada a la distancia que tienen los conductores de fase 
respectivos. La distancia entre un neutro concéntrico y el conductor de fase adyacente es 
Dim. 
 
 [m]k kkim nm nmD D R D                 (A.15) 
 
Dnm: Distancia de centro a centro entre los conductores de fase correspondiente al neutro 
concéntrico y la fase adyacente. 
 
La expresión (A.15) establece que la distancia entre un neutro y una fase vecina, es en 
forma aproximada la distancia que hay entre las fases involucradas. 
 
Rcn: Resistencia equivalente del neutro concéntrico en Ohmios por kilómetro. 
 
cn
Rs
R
k Km
 
  
 
               (A.16) 
 
Donde Rs es la resistencia en Ohmios por kilómetro de un hilo del neutro. 
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Determinados los parámetros se calculan los elementos de la matriz de impedancia con 
(A.11) y (A.12), esta matriz de 6x6 para el caso trifásico tiene la siguiente estructura: 
 
11 12 13 14 15 16
21 22 23 24 25 26
31 32 33 34 35 36
41 42 43 44 45 46
51 52 53 54 55 56
61 62 63 64 65 66
prim serie
z z z z z z
z z z z z z
z z z z z z
Z
z z z z z z
z z z z z z
z z z z z z
 
 
 
 
     
 
 
  
 
 
 
Reescribiendo la matriz se tiene: 
 
pp pn
np nn
Z Z
Z Z
 
 
 
 
 
Las submatrices Zpp, Zpn, Znp y Znn como se estableció en la reducción de Kron. 
 
De donde se infiere que:  
T
np pnZ Z        
 
Cabe anotar que para el caso trifásico cada una de estas submatrices es de dimensiones 
3x3. Finalmente se hace reducción de Kron con (A.7) y (A.8). 
 
En el caso de las líneas subterráneas, la capacitancia se presenta entre cada conductor 
de fase y su cubrimiento externo.  
 
La capacitancia en general es directamente proporcional a la permitividad del medio (ε) y 
a dimensiones geométricas, entre ellas es una relación inversa a la separación entre 
conductores. Es claro que para las líneas subterráneas la distancia entre conductores es 
muy pequeña en relación a la separación en las líneas aéreas; esta característica hace 
que la capacitancia sea mucho más grande en sistemas subterráneos. 
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De la teoría del electromagnetismo (campo eléctrico (E), la Ley de Gauss aplicada a un 
conductor infinito cargado uniformemente, etc.), en un sistema compuesto por varios 
conductores se tiene que la diferencia de potencial entre el conductor i y el j es: 
 



N
k ki
kj
kij
D
D
qv
1
ln
2
1

              (A.17) 
 
Dónde: 
Dkk = rk: Radio del conductor k. 
Dkj: Distancia entre los conductores k y j. 
Dki: Distancia entre los conductores k e i. 
qk : Carga del conductor k. 
N: Número de conductores. 
 
Esta ecuación entrega la diferencia de potencial entre dos puntos en el espacio dada la 
presencia de un número cualquiera de conductores cargados. 
 
Ahora, se asume que para el cable concéntrico el campo eléctrico está confinado debido 
al apantallamiento ejercido por los hilos del neutro concéntrico, este concepto tiene una 
incidencia especial en la estructura de la matriz que representa el efecto capacitivo (como 
se observará más adelante), en la Figura 5-11 se ilustran los hilos concéntricos así como 
algunos de los parámetros de utilidad en este modelamiento. 
 
Se define: 
R: Radio del círculo que atraviesa el centro de los hilos concéntricos.       
D12: Distancia entre los hilos 1 y 2. 
ϴ12: Angulo entre los hilos 1 y 2, medido desde el centro de conductor. 
k


2
12   
k: Número total de hilos del neutro.  
dc: Diámetro del conductor de fase = 2rc. 
ds: Diámetro de un hilo del conductor de neutro = 2rs. 
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Figura 5-11: Cable subterráneo con representación de hilos del neutro concéntrico. 
 
Considerando que: 
 
 La carga de cada hilo del neutro es 1/k de la carga en el conductor de fase y de 
signo opuesto. 
 Todos los hilos del neutro están al mismo potencial, y por ende la caída de potencial 
desde el conductor de fase hasta cada hilo es igual. 
 Los hilos del neutro están aterrizados, entonces, esta caída de potencial se 
presenta entre el conductor y tierra. 
 
Es posible calcular la caída de potencial entre el conductor de fase y el hilo número 1 en 
presencia de los otros hilos empleando la expresión (A.17). 
 
Después de algunas manipulaciones algebraicas se obtiene: 
 
1
ln ln
2
p s
pg
c
q r kR
v
r k R
   
   
   
             (A.18) 
 
qp: Carga del conductor de fase. 
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La capacitancia entonces se encuentra como: 
 
2
1
ln ln
p
pg
pg s
c
q
C
v r kR
r k R

 
 
  
 
 con 
r 0            (A.19) 
 
Dónde: 
 
9
0 8.85 10
F
x
Km
 
 
  
 
 
 
εr: Permetividad del medio en que el campo eléctrico existe, es decir, del material de 
aislamiento del cable. 
 
La admitancia es entonces:   
 
pgpg CjY                                   (A.20) 
 
De este modo, para el efecto capacitivo, se tiene que la matriz de capacitancia shunt 
asociada, la cual se representa por medio de una matriz admitancia diagonal de 3x3, sólo 
presenta elementos en la diagonal. Lo que esté por fuera de ella es igual a cero debido al 
apantallamiento que posee cada cable, es decir, no existen efectos capacitivos mutuos, 
solo habrán capacitancias propias a tierra. El esquema se muestra en la Figura 5-12: 
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Figura 5-12: Efecto capacitivo de la línea subterránea. 
 
 
La matriz tiene la forma: 
 











c
b
a
abc
C
C
C
C
00
00
00
 
 
Si los tres cables son idénticos entonces Ca = Cb = Cc. 
 
 
Cables con pantalla o cinta de cobre (semi-neutro):  
 
Figura 5-13: Cable con cinta de cobre. 
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Para una corriente dada la cinta es más barata que el neutro concéntrico (más fácil de 
construir). Son llamados cables de potencia pues se usan más en aplicaciones de gran 
corriente y en sistemas equilibrados, donde la corriente de desequilibrio es de baja 
magnitud, que la pueda soportar la cinta. En distribución en Colombia se utilizan con estas 
cintas aterrizadas para fines de confinar el campo eléctrico y poco o nunca como neutro. 
 
Los parámetros de estos cables son: 
 
R: Radio del círculo que atraviesa el centro de la Cinta o pantalla en metros. 
dc:  Diámetro del conductor de fase en metros. 
dod: Diámetro exterior incluyendo la chaqueta en metros. 
ds: Diámetro exterior de la cinta (incluyéndola). 
T: espesor de la cinta: valor típico en Colombia 0.064 mm. En USA este valor es 5 mils o 
0.129 mm. 
ρ: resistividad de la cinta (Ω-metros) a 50º C. 
 
Con esta información se puede calcular la Resistencia de la Cinta: 
 
int
(1000)
(2 )
c aR
RT km


 
  
 
               (A.21) 
 
Donde R y T deberán estar en metros. 
 
En la cinta no se necesita corregir para el flujo interno. El RMG es exactamente el radio R 
que pasa por el centro de la cinta. 
 
int
( 2* )
2 2
s
C a
d T Diametroexterior espesorchaqueta T
GMR R
  
           (A.22) 
 
Para el caso trifásico se numeran las fases con 1, 2 y 3 y las Cintas 4, 5 y 6. 
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Las distancias para el cálculo de las diferentes impedancias se manejan con los mismos 
criterios que en los cables con neutro de hilos. 
 
Capacitancia: Para calcular la capacitancia se toma la expresión para el caso de neutro 
de hilos: 
 
2
1
ln ln
p
pg
pg s
c
q
C
v r kR
r k R

 
 
  
 
 
 
Y simplemente para la cinta es equivalente a tener k→∞. Es fácil de evaluar pues al crecer 
k, el ln crece pero menos que 1/k que se hace pequeño. El segundo término del 
denominador tiende a cero cuando k se hace grande.  
 
Evaluando el límite y multiplicando por ω para obtener la admitancia se llega a: 
 
2
ln
pg
c
j
Y
R
r

   con                (A.23) 
 
Las unidades de la admitancia dependen del valor de εo. 
Si se emplea εo en Faradios/km, la admitancia dará en Siemens/km. 
 
 
εr es la permitividad relativa del medio en el cual el campo existe: el material aislante. En 
la Tabla 5-3 rangos de permitividad relativa por material. 
 
Tabla 5-3: Rangos de permitividad εr. 
Material Rango de permitividad εr 
Polyvinyl Chloride (PVC) 3.4-8.0 
Ethylene-Propylene Rubber (EPR) 2.5-3.5 
Polyethylene (PE) 2.5-2.6 
0r  
9
0 8.85 10 / 0.0142 / 
  F km F mile
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Material Rango de permitividad εr 
Cross-linked Polyethlyene (XLPE) 2.3-6.0 
 
A manera de ilustración para un cable 1/0 XLPE, de cinta, monofásico, con un diámetro 
exterior de la cinta 0,88 pulgadas. El espesor de la cinta es 5 mils (0,005 pulgadas). El 
diámetro del conductor de fase es 0,368 pulgadas (rc=0,184 pulgadas). 
 
 
 
El radio de un círculo que pasa a través del centro de la cinta es según (A.22): 
 
 
 
Y la admitancia según (A.23) es: 
 
 
 
En circuitos de 13,2 kV y para un vano medio de 800 m: I charging = 0.1696 Amperios.  
Dado que puede tener alguna incidencia se decide incluir el modelamiento del efecto 
capacitivo en tramos subterráneos. 
 
A.1.4 Conductores agrupados o en haz: Se incluye un cable especial que tiene código 
con una “d” final, el cual es un dúplex, pues las corrientes se duplican y las resistencias se 
bajan a la mitad. Para ese cable como para cables de 3 o 4 conductores de una misma 
fase se aplica la teoría de conductores en haz, que consiste en remplazarlos por uno solo 
equivalente ubicado en el centro de ellos y calculando el nuevo radio geométrico. Ver 
Figura 5-14:  
 
02.3 
0.4375 R inches
655.66*10 /pgY j S km
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Figura 5-14: Disposición geométrica de los conductores. 
 
 
El nuevo radio medio geométrico en función del RMG individual y de la distancia de 
separación d, es en cada caso: 
 
Para n = 2: caso Duplex 
 
𝑅𝑀𝐺𝑛𝑒𝑤 =  √𝑅𝑀𝐺 ∗ 𝑑 
 
Para n = 3: caso Triplex 
 
𝑅𝑀𝐺𝑛𝑒𝑤 =  √𝑅𝑀𝐺 ∗ 𝑑2
3
 
 
Para n = 4: caso Cuadruplex 
 
𝑅𝑀𝐺𝑛𝑒𝑤 =  1.09 ∗  √𝑅𝑀𝐺 ∗ 𝑑3
4
 
 
En el caso de cables subterráneos en los cuales los cables van juntos, uno al lado del otro, 
d: Diámetro exterior de un cable XLPE. 
 
La resistencia equivalente es igual a la resistencia de un conductor dividida entre 2 o 3 o 
4 según sea dúplex, triplex o cuadruplex. 
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A.2 Modelado de las cargas 
 
En los sistemas de transmisión y subtransmisión, a niveles de 115 kV y superiores, la carga 
es modelada como potencia constante y se analiza su comportamiento dinámico sólo en 
casos de fallos o en el momento de incluir bancos de condensadores. En los sistemas de 
distribución, dichas cargas tienen comportamientos dinámicos dependientes de los voltajes 
a los cuales se excita. En algunos casos la carga mencionada tiene un consumo de 
corriente que disminuye con el aumento del voltaje (potencia constante) y en otros casos 
la mencionada corriente aumenta al aumentar el voltaje (impedancia constante) poniendo 
de manifiesto la necesidad de hacer modelos diferenciados para los distintos tipos de carga 
que se presentan al nivel de baja tensión.  
 
En general, las cargas de los alimentadores de distribución pueden ser modeladas como 
conexiones Y o Δ, Figura 5-15; pueden estar conectadas a tres, dos o una fase con 
cualquier grado de desbalance y pueden ser modeladas como: 
 
 Potencia activa y reactiva constante (PQ constante). 
 Corriente constante. 
 Impedancia constante. 
 Cualquier combinación de las anteriores. 
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Figura 5-15: Conexiones de la carga en Y y Delta. 
 
 
Para las cargas conectadas en Y, la notación para la potencia compleja y el voltaje 
especificados es: 
 
i  =   y  i i i in iS P jQ V                      (A.24) 
 
Donde i varia para cada una de las fases: i = a, b, c. 
 
Para las cargas conectadas en Δ, la notación para la potencia compleja y el voltaje 
especificado es: 
 
Fase i: i  =   y  i i i i iS P jQ V                                                                           (A.25) 
 
Donde i varía para cada pareja de fases: i= ab, bc, ca. 
 
Las corrientes de línea entrando a una carga conectada en Δ son determinadas aplicando 
la primera ley de Kirchhoff en cada nodo. En forma matricial, las ecuaciones son: 
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1 0 1
1 1 0
0 1 1
a ab
b bc
c ca
IL IL
IL IL
IL IL
     
      
     
          
              (A.26) 
 
Las potencias activas, reactivas y aparentes, las expresa el fabricante para los valores 
nominales de voltaje y frecuencia. Al variar estos valores, las potencias se modifican, en 
especial, ante variaciones del voltaje en terminales del dispositivo.  
 
Este comportamiento se ha modelado de diversas maneras, siendo una de ellas, 
expresarlo en función de la relación entre el voltaje real y el voltaje nominal y elevado a 
una potencia según se considere la carga. 
 
A.2.1 Cargas modeladas como potencia activa y reactiva constante: Son básicamente 
las cargas de tipo industrial que en general son motores, aunque dentro de ellas se puede 
encontrar un porcentaje correspondiente a iluminación y computadores. Tales cargas 
pueden representarse mediante un modelo de potencia constante que, al incluirse dentro 
del flujo de carga radial y dado el voltaje, pueden entregar un valor de corriente de la 
siguiente manera: 
 
* *
,   i nI N i
i i
S S
S S I
V V
   
     
   
              (A.27) 
 
 
A.2.2. Cargas modeladas como corriente constante: Algunos artefactos de tipo 
electrónico pueden ser modelados como cargas de tipo corriente constante. Por otro lado, 
en las cargas que tienen igual porcentaje de tipo potencia constante e impedancia 
constante se presenta un consumo de corriente fijo, independiente del valor de voltaje que 
se presente. El valor que cambia es el valor de la potencia consumida. El modelo de 
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corriente constante se presenta como 
* n n nS V I . Si se considera otra condición de 
voltaje se tendría 
* ni iS V I . Por lo tanto, es posible encontrar la relación: 
 
* *
ni
i
ni
S S
I
V V
   
     
  
                (A.28) 
 
A.2.3 Cargas modeladas como impedancia constante: Las cargas de tipo impedancia 
constante pueden modelar, de manera adecuada, algunas cargas de tipo resistivo como 
estufas y planchas, entre otras. En este tipo de cargas el consumo de potencia, y por tanto 
de corriente, aumenta de la misma manera que aumenta el voltaje. 
 
En el caso de cargas conectadas en Y el voltaje es línea-neutro, para el caso de conexión 
en Δ el voltaje será línea-línea. 
 
A.2.4 Modelo ZIP: La tendencia actual es incluir en un único modelo las componentes de 
impedancia (Z), corriente (I) o potencia (P), asignando un porcentaje del total de la carga 
a cada uno de los modelos anteriores (ZIP), mediante las siguientes expresiones (A.29) y 
(A.30). La corriente de línea total que entra a la carga es la suma de las tres componentes. 
 
2
n p p p
n n
V V
P P a b c
V V
    
      
     
              (A.29) 
 
2
n q q q
n n
V V
Q Q a b c
V V
    
      
     
              (A.30) 
 
Dónde: 
 
 ap, bp, cp, aq, bq, cq: Representan el porcentaje de carga de cada tipo. 
 Pn: Potencia activa nominal. 
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 Qn: Potencia reactiva nominal. 
 
Las cargas que sólo usan una o dos fases, sin importar el tipo de conexión (Y o Δ), se 
modelan fijando las corrientes de las fases que no están siendo usadas en cero. Las 
corrientes en las fases usadas por la carga son calculadas usando las mismas ecuaciones 
de los modelos de potencia, impedancia o corriente constante.  
 B. Anexo B: Manual detallado para el manejo 
del programa para reconfiguración 
Aclaración del programa en Matlab que tiene implementado el Algoritmo Genético 
de Chu-Beasley y que está explicado en este anexo: 
 
Autoría: 
Todas las rutinas involucradas en el programa del Algoritmo Genético de Chu-Beasley 
fueron desarrolladas por el Grupo de Planeamiento en Sistemas Eléctricos (GP) de la 
Universidad Tecnológica de Pereira para la CHEC S.A. E.S.P., en marco del convenio 
interadministrativo No. 015.013 cuyo objeto fue, entre otros, que la UTP adelantara los 
estudios técnicos requeridos por la CHEC en las áreas de distribución (niveles 1, 2, 3 y 4), 
generación y comercialización de energía. 
 
Como parte de este Convenio Interadministrativo, se firmó entre CHEC y UTP el Acta 
Especifica No. 02 cuyo objeto fue realizar un estudio de ubicación optima de RNA y RNC 
en el sistema de distribución local de CHEC, con el fin de minimizar la ENS, mediante la 
operación de los reconectadores óptimamente ubicados.  
 
 
Modificaciones: 
El programa fue modificado con el fin de realizar las reconfiguraciones permanentes y  
mostrar la información requerida en los resultados del presente trabajo. Según lo anterior, 
la rutina modificada fue la contenida en el archivo principal llamado 
“ReconfiguracionCurvaOptimo.m”.  
 
El archivo en mención fue modificado de la siguiente manera: 
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 Se incluyó una línea de código (línea 16) para introducir un identificador del número 
del plan, con el fin de direccionar una corrección de etiquetas de nodos. 
 
 Se incluyó una línea de código (línea 18) para la lectura del costo de las posibles 
interconexiones establecidas para llevar a cabo los diferentes planes de 
reconfiguración, para esto se generó el archivo Excel llamado “Costos” el cual 
posee dicha información. 
 
 Se incluyeron líneas (líneas 22 a 24) para la lectura de la longitud original de los 
circuitos y de cada uno de sus tramos, con lo cual fue necesario crear el archivo 
Excel llamado “Longitudes”, el cual alberga la información mencionada. 
 
 Se incluyeron líneas (líneas 55 a 107) con el fin de corregir la etiqueta de los nodos, 
pues algunos de ellos presentaban una longitud de palabra mayor a la de los demás 
y esto estaba generan un error en la concatenación de vectores. 
 
 Se incluyeron líneas (líneas 109 a 133) con el fin de extractar información de 
longitud original, nodos con peor regulación y tramos con mayor cargabilidad del 
estado base del circuito. 
 
 Se incluyeron líneas (líneas 1154 a 1213) con el fin de guardar información de 
nodos con peor regulación y tramos con mayor cargabilidad después de realizar la 
reconfiguración a los circuitos. 
 
 Se incluyeron líneas (líneas 1249 a 1278) para determinar las nuevas longitudes 
de los circuitos una vez realizada la reconfiguración de los mismos. 
 
 Se incluyeron líneas (líneas 1280 a 1397) con el fin de organizar la información 
necesaria para generar un reporte con los datos requeridos en cumplimiento de los 
objetivos trazados en la tesis. 
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 Las líneas 1436 a 1486 complementan el reporte mencionado en el punto anterior. 
 
 También fueron nuevamente llenadas las plantillas de los archivos necesarios para 
la corrida del programa de reconfiguración con los datos de los circuitos 
involucrados en la acción mencionada (la reconfiguración de circuitos). 
 
Realizada la aclaración anterior, este manual tiene como finalidad explicar el manejo del 
programa empleado para la reconfiguración de circuitos a 13,2 kV, basado en el Algoritmo 
Genético de Chu-Beasley.  
 
En la carpeta llamada “Algoritmo Genético de Chu-Beasley para reconfiguración”, el 
archivo principal es el nombrado “ReconfiguracionCurvaOptimo.m”, es desde este 
donde se corre el programa de optimización para la reconfiguración. 
 
En este programa, en la línea 8 se ingresa el título de la hoja de Excel donde se desea 
guardar las respuestas. 
 
Tiene como datos de entrada los siguientes: 
 
 Líneas 11 y 12: Datos del flujo de carga ya evaluado de los alimentadores que 
harán parte del estudio de reconfiguración. Se debe cambiar de acuerdo al plan. 
 Línea 14: Es leída la información del plan de reconfiguración: interconexiones y 
puntos de corte. 
 Línea 16: Es ingresado el número del plan. Se debe cambiar de acuerdo al plan. 
 Línea 18: Es leída la información de costos del plan del archivo “Costos.xlsx”, allí 
se encuentra el costo de implementar el plan. 
 Línea 20: Es leída la información de los tipos de conductores del archivo 
“TiposConductores.xlsx”. 
 Líneas 22 a 24: Es leída la información de longitud de circuitos, tramos de red y 
tramos de interconexión, respectivamente, del archivo “Longitudes.xlsx”. 
 
En las líneas 27 a 49 son creadas algunas variables necesarias para la corrida del 
programa. 
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En las líneas 51 a 160 es organizada la información respuesta de los circuitos tras haber 
sido evaluados con el flujo de carga: 
 
 Línea 53: Es cargada la información respuesta de uno de los circuitos. 
 Líneas 55 a 101: Son renombrados algunos nodos, pues su etiqueta es demasiado 
larga y hace fallar el programa. Esto se realiza teniendo en cuenta los circuitos que 
involucra el plan de reconfiguración y el valor de la máxima etiqueta que existe 
entre los nodos, pues desde aquí se realiza la re numeración de los nodos. 
 Línea 103: Es guardada la información de la longitud inicial de los circuitos. 
 Líneas 105 a 127: Es organizada la información de regulación de voltaje y 
cargabilidad de los tramos de red del caso base o caso inicial. 
 Línea 129: Es guardada la información de las pérdidas del caso base. 
 Líneas 132 a 158: Es organizada la información del caso base: información 
topológica, duración de los niveles de carga, datos de carga, potencia por fase. 
 
En las líneas 163 y 164 son ingresados el número de días ordinarios y festivos, 
respectivamente. 
 
En las líneas 167 a 176 son ingresados los datos de máxima cargabilidad de los tramos, 
factor multiplicativo para la penalización por sobrecarga, regulación máxima, voltaje 
mínimo permitido y factor penalización para la regulación máxima, respectivamente.  
 
En las líneas 179 a 212 es organizada la información de interconexión y corte, así como 
también se realiza el cálculo de las matrices de impedancia de los conductores propuestos. 
 
En las líneas 215 a 225 son ingresados los parámetros de algoritmo genético. 
 
En las líneas 228 a 255 es discretizado el voltaje de la subestación, con el fin de recalcular 
de nuevo las pérdidas del caso base en cada uno de los niveles de carga. 
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En las líneas 257 a 312 son determinados los puntos de corte y de interconexión, los cuales 
son guardados en una estructura. 
 
En las líneas 315 a 399 son calculadas nuevamente las pérdidas de energía del caso base, 
con lo cual se hallan entonces las pérdidas globales del caso base. 
 
En las líneas 401 a 404 es guardada la información de pérdidas del caso base. 
 
En las líneas 407 a 579 es creada la población inicial para entregarla al algoritmo genético, 
esta población es creada teniendo en cuenta los diferentes puntos de corte e 
interconexiones, con lo cual se generan alternativas de reconfiguración. 
 
En las líneas 581 a 588 es guardada la incumbente (mejor solución o solución inicial), la 
cual es la obtenida en el caso base. 
 
En las líneas 591 a 970 es implementado el algoritmo genético de Chu-Beasley: 
 
 En las líneas 564 y 595 se llama a la función “SeleccionTorneoV2.m” para 
seleccionar los padres y generar a los hijos. 
 En la línea 601 es llamada la función “RecombinacionSimple.m” con el fin de 
crear a los hijos, esta función lo que hace es combinar los dos padres para crear a 
los hijos; la combinación consiste en intercambiar puntos de corte. 
 En las líneas 602 a 607 se hace un aleatorio para que al azar sea realizada la 
mutación a uno de los hijos o a los dos. Para esto es llamada la función 
“Mutacion.m”, esta función lo que hace es modificar el individuo cambiando 
aleatoriamente el punto de corte por otro. 
 En las líneas 620 a 644 son verificados que las interconexiones junto con los puntos 
de corte, establecidos en los hijos, sean factibles, de lo contrario se obliga a esto. 
 En las líneas 647 a 772 es evaluado el flujo de carga para el hijo 1: 
o En la línea 648 es llamado el archivo “ProcesarInformacion.m” con el fin 
de generar la información necesaria del sistema, tal cual lo plantea el hijo 1, 
para ser evaluado el flujo de carga. Este archivo toma la información del 
caso base y la adecua según el esquema de reconfiguración, dando como 
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resultado un nuevo sistema. Dentro de este archivo es llamado el archivo 
“EnvioRecibo.m”, que extrae la topología desde el punto de corte y la 
función “ReordenamientoPrincipal.m”, la cual a su vez contiene las 
funciones de “ArbolRecursivo.m” y “Ordenar.m”, estas dos últimas, 
empleadas para realizar el ordenamiento de las líneas de los sistemas 
producto de la reconfiguración. 
o En las líneas 652 a 768 es evaluado el flujo de carga para el esquema de 
reconfiguración planteado por el hijo 1: 
 En las líneas 652 a 705 es organizada la información de cada uno 
de los circuitos que son parte del estudio del esquema de 
reconfiguración planteado por el hijo 1. 
 En las líneas 707 a 723 es guardada la información de cargar 
nodales de los circuitos resultados de la reconfiguración del 
esquema del hijo 1. 
 En las líneas 726 y 727, son llamadas los archivos 
“ArreglarCarga.m” y “ProcesarCarga2.m” con el fin de organizar 
los datos de carga del sistema de acuerdo al sistema resultante de 
la propuesta de reconfiguración y el nivel de energía evaluado. 
Dentro de la función “ArrelgarCarga.m” son llamadas las  
funciones “OrdenFinal.m”, que ubica el nodo de la subestación y lo 
renumera con el número para realizar el ordenamiento nodal y la 
función “Ordenamiento.m”, que es la encargada de realizar el 
ordenamiento nodal del sistema. 
 En la línea 728 es llamada la función “flujotrifasico.m”, la cual 
contiene los códigos necesarios para correr el flujo de carga trifásico 
de barrido iterativo. 
 En las líneas 733 a 743 es verificada la restricción de cargabilidad 
de los tramos de línea. 
 En las líneas 745 a 759 es verificada la restricción de regulación de 
voltajes. 
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 En las líneas 762 a 765 es guardada la información de penalización 
de los circuitos. 
 En las líneas 771 y 772 es guardada la información de la función 
objetivo del hijo 1 (pérdidas de energía).  
 En las líneas 774 a 925 es evaluado el flujo de carga para el esquema de 
reconfiguración planteado por el hijo 2 (tal cual se explicó en el punto anterior). 
 En las líneas 927 a 938 se elimina el peor de los dos hijos, teniendo en cuenta la 
función objetivo. 
 En las líneas 940 a 948 se verifica si el hijo elegido existe en la población inicial, 
teniendo en cuenta la función objetivo. 
 En las líneas 949 a 968 es cambiado el peor individuo (el que contenga el mayor 
valor de función objetivo) de la población por el hijo elegido, esto si el hijo elegido 
no existe en la población inicial, en caso contrario no se hace nada pero se 
incrementa la generación. En este proceso, en la línea 965, es realizada una 
intensificación al hijo elegido con el fin de mejorar la respuesta, esto consiste en 
buscar si existe un corte, a parte del elegido, que produzca una función objetivo 
menor en combinación con la interconexión elegida, este proceso lo realiza la 
función “BusquedaLocalCurva.m”. 
 
En la línea 972 es guardado el mejor plan de reconfiguración arrojado por el algoritmo 
genético de Chu-Beasley. 
 
En las líneas 979 a 1232 es evaluado el flujo de carga trifásico de barrido iterativo con el 
fin de calcular las pérdidas del sistema, regulación de voltaje y cargabilidad de los tramos 
de red, todo, de acuerdo al mejor plan de reconfiguración elegido: 
 
 En las líneas 979 a 983 es cargada la información de voltajes de la subestación de 
cada uno de los alimentadores. 
 En las líneas 987 a 1232 es evaluado el flujo de carga por tipo de día (ordinario o 
festivo). 
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En las líneas 1234 a 1238 es calculada la reducción de pérdidas de energía al año, así 
como también el porcentaje de reducción, todo, discriminando el tipo de día (ordinario y 
festivo) y comparado con el caso base. 
 
En las líneas 1240 y 1241 es calculada la reducción de pérdidas de energía al año, así 
como también el porcentaje de reducción, de forma global. 
 
En las líneas 1244 a 1272 son calculadas las longitudes de los circuitos a los que se le 
aplica el esquema de reconfiguración elegido, esto se realiza comparando las etiquetas de 
los nodos que conforman los diferentes tramos de red, con la información de las longitudes 
de los tramos de red de los circuitos de 13,2 kV. 
 
En las líneas 1274 a 1391 es organizada la información respuesta y de interés de pérdidas 
de energía, regulación de voltaje, cargabilidad de los tramos de red y longitudes de los 
circuitos, para ser consignada en el archivo 
“ResultadosmejoramientoReconfiguracion.xlsx”. 
 
En las líneas 1395 a 1461 es organizada la información de los nodos de interconexión y 
corte, con la pertenencia de circuitos, para ser consignada en el archivo 
“ResultadosmejoramientoReconfiguracion.xlsx”. 
 
En las líneas 1463 a 1480 es organizada la información de costos de inversión del plan de 
reconfiguración elegido, para ser consignada en el archivo 
“ResultadosmejoramientoReconfiguracion.xlsx”. 
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